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Zusammenfassung 
Das Marktumfeld für konventionelle Kraftwerke in Deutschland und Europa hat sich in den letzten 
Jahren durch den Ausbau der erneuerbaren Energien, die europäische Marktkopplung und ungünstige 
Brennstoff- und CO2-Zertifikatrpeise erheblich verschlechtert. Notwendige Marktanreize für eine 
Transformation des konventionellen Kraftwerksparks hin zu Flexibilisierung und Dekarbonisierung 
existieren nicht. Umfangreiche Stilllegungen könnten folgen, die die Versorgungssicherheit gefährden 
könnten. In vielen Ländern Europas wird seit einigen Jahren die Einführung von Kapazitätsmechanis-
men diskutiert. Diese sollen Erzeugungsanlagen für die Bereitstellung von (gesicherter) Leistung ver-
güten. Vor dem Hintergrund hoher gesellschaftlicher Kosten von größeren Stromausfällen erscheint 
die Forderung nach der Einführung von zusätzlichen Kapazitätsvergütungsmechanismen, um ein poli-
tisch oder regulatorisch gewünschtes Niveau an Erzeugungskapazität zu sichern, nachvollziehbar. 
Auf Basis einer modellbasierten Szenarioanalyse für die Jahre 2020, 2030, 2040 und 2050 untersucht 
die vorliegende Arbeit, wie sich verschiedene Kapazitätsmechanismen auf die Strommärkte in Europa 
auswirken und welche Mengen-, Preis-, Gewinn- und Verteilungseffekte dadurch entstehen. Zum Ein-
satz kommt hierfür das für diese Arbeit entwickelte europäische Strommarktmodell LICOES-Europe, 
das den Kraftwerks-Dispatch im Day-Ahead-Spotmarkt und in den Regelleistungsmärkten mit der Wei-
terentwicklung des Kraftwerksparks kombiniert. Dieser wird sowohl kostenoptimal aus Sicht eines 
zentralen Planers als auch durch eine iterative Methodik gewinnoptimal aus der Perspektive der de-
zentralen Marktakteure weiterentwickelt, mit dem Ziel den realen Annäherungsprozess aus (sub-)op-
timaler gewinnmaximierender einzelwirtschaftlicher Investitionsentscheidung, deren Preiswirkung so-
wie der Antizipation der Effekte und veränderter Investitionsentscheidung nachzubilden. Als Kapazi-
tätsmechanismen wurden in fünf Marktdesignszenarien europaweite strategische Reserven (StR), 
europaweite zentrale Kapazitätsmärkte mit nationaler Autarkie (CMnat) sowie europaweite zentrale 
Kapazitätsmärkte mit impliziter Beteiligung des Auslands (CMimp) einem Basisszenario ohne Kapazi-
tätsmechanismus (EOM) gegenübergestellt. Die Analyse wurde durch ein Extremszenario ergänzt, in 
dem Deutschland als einziges Land auf einen Kapazitätsmarkt mit nationaler Autarkie verzichtet 
(DEnoCM). 
Die zukünftige Entwicklung des Kraftwerksparks im Benchmark-Szenario 1 – EOM ist unter den gewähl-
ten Modellannahmen geprägt von einem massiven Kapazitätsrückgang (Abbau von Überkapazitäten), 
von einer gleichzeitigen Transformation des fossilen Kraftwerksparks von Kohlekraftwerken hin zu Erd-
gas-KWK-Anlagen sowie Speichern und von einem massiven Preisanstieg im Day-Ahead-Spotmarkt. Im 
Jahr 2030 übersteigen die Stromimporte die -exporte um 27 TWh. 
 Zusammenfassung iii 
Die Einführung einer strategischen Reserve (Szenario 2 – StR) hat die geringsten ökonomischen Effekte. 
Durch sie steht im Vergleich zu Szenario 1 – EOM etwa 3,2–3,8 GW mehr gesicherte Leistung in 
Deutschland zur Verfügung. Die Stromproduktion, der Außenhandel, die Spotmarktpreise und folglich 
die Gewinne der Anlagenbetreiber sowie die Marktkosten für Verbraucher sind nahezu unverändert 
und die Verteilungseffekte gering. 
Die Einführung zentraler umfassender Kapazitätsmärkte in Europa (Szenario 2 – CMnat) verursacht die 
größten Mengeneffekte. Stilllegungen werden in spätere und Zubauten in frühere Modelljahre ver-
schoben. Die Überkapazitäten im Vergleich zu Szenario 1 – EOM betragen 4,2–9 GW in Deutschland 
und 24–46 GW in Europa bis 2040. Durch Kapazitätsverschiebungen nach Deutschland kommen das 
EOM- und das Kapazitätsmarktszenario 2050 hier zum nahezu gleichen Ergebnis, während in Europa 
insgesamt dann 51 GW Überkapazitäten existieren. Im Ausland profitieren zunehmend Speichertech-
nologien von Kapazitätsmärkten. Die Spotmarktpreise sinken im Durchschnitt um ca. 3–4 %. Dennoch 
sind die zusätzlichen Kosten für die Verbraucher durch den Kapazitätsmarkt mit 5,1–6,1 Mrd. € p.a. in 
Deutschland bzw. 10–16,2 Mrd. € p.a. in Europa hoch, was Windfall-Profits für Kraftwerksbetreiber 
und hohe Verteilungseffekte zu Lasten der Verbraucher und der dezentralen Erzeuger verursacht. 
Durch implizite Berücksichtigung des Auslands in den Kapazitätsmärkten (Szenario 4 – CMimp) in Höhe 
von 2,2–6,7 GW gesicherter Leistung fallen die Mengeneffekte bis 2040 deutlich geringer aus. Im Jahr 
2050 ist Deutschland Netto-Exporteur von 10 GW gesicherter Kraftwerksleistung. Rechnerisch wird 
annähernd der Kraftwerkspark vom EOM-Basisszenario erreicht, ohne das Kapazitätsziel zu verfehlen. 
Allerdings steigt der Importsaldo 2030 auf 36 TWh. Da die Day-Ahead-Spotmarktpreise ebenso hoch 
sind, wie im EOM-Basisszenario, aber die Kapazitätsmarktpreise in Deutschland im Vergleich zu Szena-
rio 3 nicht sinken, sind die Marktkosten und Verteilungseffekte somit nur insoweit niedriger, wie der 
Kraftwerkspark kleiner ist. Im Ausland steigen die durchschnittlichen Spot- und Kapazitätsmarktpreise 
sogar an, wodurch die Verteilungseffekte noch einmal signifikant höher ausfallen als im Szenario 3. 
Verzichtet Deutschland wie im Extremszenario 5 – DEnoCM als einziges Land auf einen Kapazitäts-
markt, ist das Kapazitätsziel in Deutschland mit bis zu 8,3 GW gesicherter Leistung unterdeckt. Die Im-
portabhängigkeit steigt um bis zu 14 TWh jährlich. Preisspitzen in Deutschland werden durch die aus-
ländischen Überkapazitäten verhindert. Es kommt nicht nur im In-, sondern auch im Ausland zu signi-
fikanten Umverteilungen von Produzenten zu Konsumenten. 
Sollte ein Kapazitätsmechanismus eingeführt werden, schneidet aus Sicht möglicher politischer Ziel-
setzungen eine strategische Reserve im Vergleich zum reinen EOM durchschnittlich am besten ab. Die 
Wahl des Marktdesigns hängt allerdings an der Gewichtung der gesetzten energiepolitischen Ziele so-
wie an der Risikoaversion des Regulierers und deren Kostenbewertung. 
Abstract 
The market environment for conventional power plants in Germany and Europe has deteriorated con-
siderably in recent years as a result of the expansion of renewable energies, European market coupling 
and unfavorable prices for fuel and CO2 allowances. Necessary market incentives for a transformation 
of the conventional power plant fleet towards flexibilisation and decarbonisation do not exist. Exten-
sive decommissioning could follow, which would threaten security of supply. In many European coun-
tries, the introduction of capacity mechanisms has been under discussion for some years. These should 
remunerate generating facilities for the provision of (guaranteed) power. Against the background of 
high social costs of major power outages, the demand for the introduction of additional capacity re-
muneration mechanisms in order to secure a politically or regulatory desired level of generating ca-
pacity seems comprehensible. 
On the basis of a model-based scenario analysis for the years 2020, 2030, 2040 and 2050, the present 
study examines how different capacity mechanisms affect the electricity markets in Europe and what 
quantity, price, profit and distributive effects arise as a result. For this purpose, the European electricity 
market model LICOES-Europe developed for this work is used. It combines the power station dispatch 
in the day-ahead spot market and in the control power markets with the further development of the 
power plant fleet. The fleet will be developed from the cost optimal point of view of a central planner 
and furthermore from the profit optimal perspective of decentralized market players. The aim is to 
replicate the real process of approximation of (sub-)optimal profit-maximizing individual investment 
decision, its price effect as well as the anticipation of the effects and changed investment decision. A 
baseline scenario without capacity mechanism (1 – EOM) is compared with four market design scenar-
ios with different Capacity mechanisms: Europe-wide Strategic Reserves (2 – StR), Europe-wide Central 
Capacity Markets with National Autarky (3 – CMnat) and Europe-wide Central Capacity Markets with 
Implicit Foreign Participation (4 – CMimp). The analysis was augmented by an extreme scenario in 
which Germany was the only country to abandon a capacity market with national autarky (5 – DE-
noCM). 
The future development of the power plant fleet in benchmark scenario 1 - EOM under the model 
assumptions chosen is characterized by a massive reduction in (excess) capacity, simultaneous trans-
formation of the fossil power plant fleet from coal power plants to natural gas CHP plants and storage 
facilities as well as a massive price increase in the day-ahead spot market. By 2030, electricity imports 
will exceed exports by 27 TWh. 
 Abstract v 
The introduction of a strategic reserve (Scenario 2 – StR) has the lowest economic impact. As a result, 
compared with Scenario 1 - EOM, about 3.2–3.8 GW more assured capacity is available in Germany. 
Electricity production, foreign trade, spot market prices and consequently plant operators' profits as 
well as market costs to consumers are almost unchanged. Hence, distributive effects are low. 
The introduction of Centralized Comprehensive Capacity Markets in Europe (Scenario 2 – CMnat) 
causes the largest quantity effects. Decommissioning is postponed to later and build-up to earlier 
model years. Overcapacities compared to Scenario 1 – EOM are 4.2–9 GW in Germany and  
24–46 GW in Europe until 2040. Capacity shifts to Germany bring the EOM and capacity market sce-
narios to nearly the same levels in 2050, while in Europe as a whole 51 GW overcapacity exist. Abroad, 
storage technologies are increasingly benefiting from capacity markets. The spot market prices de-
crease on average by approx. 3-4%. Nevertheless, the additional cost to consumers is € 5.1–6.1 billion 
p.a. in Germany or € 10–16.2 billion p.a. in Europe, causing windfall profits for power plant operators 
and high distributive effects at the expense of consumers and decentralized producers. 
Due to the implicit consideration of foreign power plants in the capacity markets (Scenario 4 – CMimp) 
amounting to 2.2–6.7 GW of guaranteed capacity, the quantity effects will be much smaller until 2040. 
In 2050, Germany will be a net exporter of 10 GW of guaranteed power. Calculatory, almost the power 
plant park is reached from the baseline scenario (EOM), but without missing the capacity target. How-
ever, the excess of imports in 2030 rises to 36 TWh. As the day-ahead spot market prices are just as 
high as in the baseline scenario, the capacity market prices in Germany do not decline compared to 
scenario 3. Hence, the market costs and distributive effects are lower only insofar as the power plant 
fleet is smaller. Abroad, the average spot and capacity market prices even increase, which means that 
the distribution effects are again significantly higher than in scenario 3. 
If Germany, as simulated in the extreme Scenario 5 – DEnoCM, is the only country to forego a capacity 
market, the capacity target in Germany would be short of up to 8.3 GW of guaranteed capacity. Import 
dependency increases by up to 14 TWh per year. Price spikes in Germany are prevented by foreign 
overcapacities. Significant redistribution from producer to consumer occurs not only in Germany but 
also abroad. 
If a capacity mechanism is to be introduced, a Strategic Reserve performs best on average from the 
perspective of possible policy objectives compared to Scenario 1 - EOM. However, the choice of market 
design depends on the weighting of the set energy policy goals as well as the risk aversion of the reg-
ulator and their cost evaluation.
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Die Stromwirtschaft in Deutschland und Europa befindet sich in einer massiven Umbruchphase. 
20 Jahre nach der Liberalisierung der europäischen Strommärkte gibt es einen erheblichen Investiti-
onsbedarf in Erzeugungsanlagen und Netze – gleichzeitig führen europäische Immissionsschutzvor-
schriften und die neuerliche Rückkehr zum Atomausstieg nach der Nuklearkatastrophe von Fukushima 
zu einer umfangreichen vorfristigen Stilllegung von Kraftwerkskapazitäten in Deutschland und weite-
ren Ländern Europas (Growitsch et al. 2013). Parallel zu dieser Entwicklung wird die Stromerzeugung 
aus erneuerbaren Energien (EE), vor allem aus fluktuierenden dargebotsabhängigen Quellen (Wind 
und Sonne), die nur geringfügig zur gesicherten Leistung beitragen können, in den nächsten Jahrzehn-
ten massiv ausgebaut, um die Stromerzeugung langfristig zu dekarbonisieren (Bundesregierung 2010). 
Allerdings steckt das diese Entwicklung flankierende europäische Emissionshandelssystem (EU-ETS) 
aufgrund eines Überangebotes von CO2-Zertifikaten in der Krise (Agora Energiewende 2015). Die nied-
rigen CO2-Preise strahlen nur eine geringe Anreizwirkung für Investitionen in klimaschonendere Tech-
nologien aus. Sie sind darüber hinaus mitverantwortlich für ein historisch niedriges Preisniveau im 
Strommarkt. (Consentec 2012; Matthes 2013; Matthes & Hermann 2013). 
Neben der Stilllegung der deutschen Kernkraftwerke und dem EE-Ausbau werden in Deutschland die 
Probleme durch Verzögerungen beim Netzausbau, vor allem in Nord-Süd-Richtung, verschärft, der die 
ungleichmäßige räumliche Verteilung der konventionellen und erneuerbaren Stromerzeugungsanla-
gen einerseits und der Stromnachfrage andererseits zum Ausgleich bringen soll. Während in Deutsch-
land insgesamt derzeit noch erzeugungsseitige Überkapazitäten existieren, bestehen in Süddeutsch-
land tendenziell Unterkapazitäten (vgl. (Bundesnetzagentur 2016a; S&P Global Platts 2016)). Diese 
verschärfen sich durch den Atomausstieg und (drohende) Kraftwerksstilllegungen im konventionellen 
Bereich. (Maurer 2013) 
Insbesondere jüngere Kraftwerke mit hohen Kapitalkosten und Anlagen im Mittel- und Spitzenlastbe-
reich sind durch die aktuelle Marktsituation in ihrer Wirtschaftlichkeit bedroht, da deren Auslastung in 
den letzten Jahren durch verschiedentlich verursachte exogene und endogene Marktentwicklungen 
stark zurückgegangen ist (Deloitte 2015). Neben der (umwelt-)politisch induzierten Stilllegung von 
Kraftwerken besteht die Gefahr, dass umfangreiche Kraftwerkskapazität aus wirtschaftlichen Gründen 
                                                                                 
1 Dieses Kapitel ist eine überarbeitete und aktualisierte Fassung von (Götz 2014) und (Götz et al. 2015). 
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stillgelegt werden könnte, wodurch gefährliche Knappheitssituationen im Stromsystem verursacht 
werden könnten, die zu umfangreichen Stromausfällen führen könnten. 
Folglich wird in vielen Ländern Europas seit einigen Jahren die Einführung von Kapazitätsmechanismen 
diskutiert. Diese sollen Erzeugungsanlagen für die Bereitstellung von (gesicherter) Kraftwerkskapazität 
vergüten. Einige Länder, wie Frankreich, Großbritannien oder Italien, haben hierzu bereits Entschei-
dungen getroffen (Frontier Economics & FORMAET Services 2014). So fand bspw. in Großbritannien 
am 16. Dezember 2014 die erste Auktion des dort neugeschaffenen zentralen Kapazitätsmarktes statt. 
Für 2018 wurden 48,6 GW Kraftwerkskapazität zu einem Leistungspreis von 19,40 £/(kW a) kontra-
hiert. Dadurch entstehen Kosten in Höhe von annähernd 943 Mio. £ pro Jahr (umgerechnet etwa 
1,2 Mrd. €), die auf die Endkunden umgelegt werden (Hope 2014).  
 
Abbildung 1: Kapazitätsmechanismen in Europa (Quelle: (ACER & CEER 2017, Abbildung 29)) 
Eine mangelnde Koordination der Mechanismen einzelner Länder könnte allerdings zu einem Flicken-
teppich unterschiedlicher Marktdesigns führen, der einer transnationalen Harmonisierung innerhalb 
des ursprünglich angedachten einheitlichen EU-Binnenmarktes für Strom entgegensteht (EEX 2013a). 
In Deutschland wurde spätestens seit 2012 diskutiert, ob mit einer Verbesserung des Strommengen-
marktes (Energy-Only-Markt (EOM)) auch ohne Kapazitätsmarkt ausreichend Anreize geschaffen wer-
den können, um jederzeit die Stromnachfrage mit adäquater Kapazität zu decken. Im Rahmen eines 
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Grünbuch- und Weißbuch-Prozesses wurde entschieden, in einem weiterentwickelten EOM 2.0 die 
Preiselastizität der Nachfrage durch z. B. marktseitig angereizte Demand-Side-Response-Maßnahmen 
(DSR) zu erhöhen, um Knappheitspreise im Spotmarkt zu ermöglichen, ohne dabei unfreiwillige Ver-
brauchs- bzw. Netzabschaltungen zu provozieren. Die Knappheitspreise sollen ihrerseits auskömmli-
che Renditen für Kraftwerksbetreiber erzeugen, wodurch auf eine leistungsbasierte Vergütung für Er-
zeugungsanlagen über Kapazitätsmärkte verzichtet werden könnte. (BMWi 2014, 2015a; Frontier 
Economics & Consentec 2014; r2b energy consulting 2014) 
1.2 Forschungsfrage 
Im Rahmen dieser Arbeit soll daher der Frage nachgegangen werden, wie sich die Einführung ausge-
wählter Kapazitätsmechanismen auf die Strommärkte in Deutschland und Europa auswirkt. Im Detail 
wird untersucht, welche Mengen-, Preis-, Gewinn- und Verteilungseffekte durch die Einführung einer 
europaweiten strategischen Reserve bzw. eines umfassenden Kapazitätsmarktes in verschiedenen 
Ausprägungen verursacht werden. Im Fokus stehen dabei die Struktur-, Kapazitäts- und Wirtschaftlich-
keitseffekte im hydrothermalen Kraftwerks- und Speicherpark. Die Relevanz der Forschungsfrage 
ergibt sich insbesondere aus dem augenscheinlichen politischen Gegensatz zwischen der Implemen-
tierung des einheitlichen europäischen Binnenmarktes in Form hochintegrierter und gekoppelter 
Strommärkte einerseits und der Aufrechterhaltung der nationalen Kapazitätsautarkie, bei der die na-
tionale Jahreshöchstlast durch nationale Kraftwerksleistung gedeckt werden können soll, andererseits. 
Die Analyse wird mit einem fundamentalen Investitions- und Dispatch-Modell des europäischen 
Strommarktes durchgeführt, das auf Basis eines simulierten Anlageneinsatzes den Kraftwerks- und 
Speicherpark zum einen kostenoptimal und zum anderen gewinnoptimal weiterentwickelt. Hiermit 
können die Rückwirkungen der modellierten Kapazitätsmechanismen auf den Kraftwerkspark sowohl 
aus der Sicht eines zentralen Planers (gesamtwirtschaftliches Kostenminimum) als auch aus Perspek-
tive der Kraftwerksbetreiber (einzelwirtschaftliches Gewinnmaximum) ermittelt werden. Ziel der Ar-
beit ist es auch, die Unterschiede zwischen beiden Sichtweisen und die daraus folgenden energiepoli-
tischen Implikationen herauszuarbeiten. 
1.3 Aufbau der Arbeit 
Im nachfolgenden Kapitel 2 werden die ökonomischen Besonderheiten des Strommarktes diskutiert 
und es wird der Frage nachgegangen, ob es sich bei der derzeitigen Marktsituation um ein generelles 
Marktversagen handelt oder ob lediglich ein vorübergehender Konsolidierungsprozess hin zu einem 
neuen langfristigen Marktgleichgewicht stattfindet. Kapitel 3 stellt die insbesondere für Deutschland 
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diskutierten Kapazitätsmechanismen gegenüber und diskutiert die Probleme bei der europäischen In-
tegration. In Kapitel 4 wird das der Untersuchung zugrundeliegende Strommarktmodell detailliert be-
schrieben, während in Kapitel 5 anschließend die Prämissen der untersuchten Szenarien dargestellt 
werden. Die Ergebnisse der Modellierung werden im darauffolgenden Kapitel 6 präsentiert und disku-
tiert. Das abschließende Kapitel 7 fasst die Ergebnisse zusammen und gibt einen Ausblick auf weiteren 
Forschungsbedarf. 
 
2 Das heutige Strommarktsystem in 
Deutschland2 
Das Marktdesign im deutschen und europäischen Strommarkt unterliegt aufgrund sich wandelnder 
Rahmenbedingungen ständigen Weiterentwicklungen. Diese Rahmenbedingungen stehen im Mittel-
punkt dieses Kapitels. Ausgehend von der grundsätzlichen ökonomischen Funktionsweise von Strom-
märkten und ihrer realen Umsetzung im Rahmen der Liberalisierung werden historische und aktuelle 
Entwicklungen auf politischer, technischer und marktlicher Ebene diskutiert, die zur aktuellen Lage 
konventioneller Kraftwerke beitragen. Anschließend wird der Frage nachgegangen, ob es sich bei den 
aktuellen Refinanzierungsproblemen dieser Anlagen um eine vorübergehende Konsolidierungsphase 
oder um ein generelles Marktversagen handeln könnte.  
2.1 Funktionen und Besonderheiten von Strommärkten 
Ziel der mit der EU-Richtlinie 96/92/EG im Jahre 1996 kodifizierten Liberalisierung der europäischen 
Strommärkte war es, durch Wettbewerb die Effizienz der europäischen Stromversorgung zu erhöhen 
und dadurch deren volkswirtschaftliche Kosten zu senken. Zu den Kernelementen der Liberalisierung 
gehören in jedem Land der Europäischen Union: 
1. die freie Wahl des Versorgers durch jeden Stromkunden, 
2. die organisatorische, bilanzielle oder eigentumsrechtliche Entflechtung der Stromerzeugung 
von der Übertragung (Netz) sowie dem Stromvertrieb und -handel (sog. Unbundling), 
3. der diskriminierungsfreie Netzzugang für alle Netznutzer unter gleichen Bedingungen und 
transparenten Kosten, 
4. ein unabhängiges Regulierungsorgan zur Festsetzung des juristischen und technischen Markt-
rahmens und zur Marktüberwachung sowie 
5. ein (oder mehrere) unabhängige(r) Systemoperator(en) zur Überwachung des Netzbetriebs 
sowie Steuerung mittels Spannungs- und Frequenzregulierung und Ausgleichsenergie 
(Konstantin 2013). 
Seither wird Strom nicht mehr über Energieversorgungsunternehmen mit regionalen Versorgungsmo-
nopolen abgesetzt, sondern die durch die Stromvertriebsunternehmen (Lieferanten) bzw. sonstige Ak-
teure wie Makler oder Broker aggregierte Stromnachfrage der Kunden aus dem Stromeinzelhandel 
                                                                                 
2 Dieses Kapitel ist eine überarbeitete und aktualisierte Fassung von (Götz 2014). 
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trifft im Stromgroßhandelsmarkt an der Energiebörse oder im bilateralen Handel auf das Angebot der 
Erzeuger. (Konstantin 2013) 
Die Angebote der Kraftwerksbetreiber an den Strombörsen werden für jede Stunde des folgenden Ta-
ges aufsteigend in einer sog. Merit-Order sortiert. Das teuerste Angebot, das zur Deckung der Nach-
frage benötigt wird, bestimmt den stündlichen Marktpreis (market clearing price). Wie in jedem Grenz-
kostenmarkt wird das Angebot anhand der kurzfristigen variablen Kosten bestimmt. Fixkosten spielen 
grundsätzlich keine Rolle bei der Angebotserstellung. Folglich findet ein Wettbewerb um die günstigste 
Nachfragedeckung statt. Die Kraftwerke im Geld – also jene, die zur Lastdeckung benötigt werden – er-
zielen aus der Differenz zwischen dem Marktpreis und ihren kurzfristigen variablen Kosten eine Pro-
duzentenrente (Deckungsbeitrag), die zur Deckung der Fixkosten (Kapital- und Betriebskosten) zur Ver-
fügung steht. Die Verbraucher erzielen eine Konsumentenrente, die sich im Falle einer vollkommen 
preisunelastischen Nachfragekurve aus der Differenz zwischen dem Marktpreis und ihrer Zahlungsbe-
reitschaft, einen Stromausfall zu vermeiden (sog. Value of Lost Load – VoLL), ergibt (Joskow 2006). Zu 
Beginn der Liberalisierung bestand der Kraftwerkspark lediglich aus hydrothermalen Kraftwerken. In 
Zukunft werden fluktuierende EE die Lastdeckung beherrschen, deren Grenzkosten bei bzw. nahe 
0 €/MWh liegen. In Abbildung 2 ist eine beispielhafte Situation im Strommarkt dargestellt.  
 
Abbildung 2: Preisbildung im EOM bei unelastischer Nachfrage (Quelle: eigene Darstellung) 
Wie jeder Markt erfüllt der Strommarkt, so wie er durch die Liberalisierung im Jahre 1998 durch die 
Übernahme der EU-Richtlinie 96/92/EG in nationales Recht deutschlandweit eingeführt wurde, dabei 
die aus der Literatur bekannten Marktfunktionen: die Preisbildungsfunktion, die Verteilungsfunktion, 
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Stromgroßhandel weist allerdings im Gegensatz zu anderen Gütermärkten generell einige Besonder-
heiten auf, die auf die physikalische Beschaffenheit des Gutes „Strom“ zurückzuführen sind (Böckers 
et al. 2011). Diese werden im Folgenden kurz erläutert: 
1. Preisunelastische Nachfrage 
Die Stromnachfrage ist aufgrund diverser Faktoren (Tageszeit, Wetter, Wochentag) zwar zeit-
lich sehr variabel, die aggregierte Nachfragekurve im EOM ist allerdings kurzfristig sehr preis-
unelastisch. Preissignale haben somit nur sehr geringe Auswirkungen auf die Höhe der Nach-
frage in einer Stunde (Cramton et al. 2013; Cramton & Ockenfels 2012; Stoft 2002).  
2. Begrenzte und verlustbehaftete Speicherbarkeit 
Elektrische Energie kann im Gegensatz zu materiellen Gütern nicht als solche, sondern nur 
durch eine verlustbehaftete Umwandlung in andere speicherfähige Energieformen (elektro-
chemische Batteriespeicher, Pumpspeicher etc.) gespeichert werden, bei der die Rückwand-
lung in elektrische Energie nur unter weiteren – teils erheblichen – Verlusten möglich ist. Sig-
nifikante Speicherkapazitäten existieren bisher lediglich in Form kurzfristiger Speicherung in 
Pumpspeicherkraftwerken (Böckers et al. 2011; Joskow 1998; Stoft 2002). 
3. Leitungsgebundenheit und technische Restriktionen 
Aufgrund technischer Restriktionen ist es notwendig, den netzgebundenen Stromverbrauch 
zeitgleich durch die netzgebundene Stromproduktion auszugleichen. Daneben existieren wei-
tere netztechnische Restriktionen (Frequenzhaltung, Spannungshaltung), die teilweise über 
marktlich organisierte Systemdienstleistungen, wie Regelenergie, bereitgestellt werden müs-
sen. Diese Restriktionen sind unentbehrlich, um Versorgungssicherheit3 herzustellen 
(Böckers et al. 2011; Joskow 1998; Stoft 2002).  
4. Probleme bei Knappheit 
Aus den vorgenannten Punkten folgt die Notwendigkeit, dass permanent Überkapazitäten an 
Erzeugungsanlagen vorzuhalten sind, um die Versorgung auch in Extremsituationen (z. B. un-
                                                                                 
3 Die Definition von Versorgungssicherheit in dieser Arbeit orientiert sich an der Definition des Begriffes in 
(Consentec et al. 2008), (Consentec et al. 2010) und (Böckers et al. 2011). Demnach ist Versorgungssicherheit 
gegeben, „wenn die Kunden dauerhaft und nachhaltig ihren Bedarf an (elektrischer) Energie decken können. 
Damit umfasst die Versorgungssicherheit alle Stufen der Wertschöpfungskette der Elektrizitätsversorgung (ana-
log der Gasversorgung) unter Einschluss der Förderung oder Bereitstellung von Primärenergieträgern, der Erzeu-
gung oder Beschaffung von elektrischer Energie, dem Transport (Übertragung bzw. Fernleitung) und der Vertei-
lung über Netze und Anlagen sowie den Handel und Vertrieb von Strom“ (Consentec et al. 2010). Laut (Böckers 
et al. 2011) unterteilt sich die Versorgungssicherheit im Stromsystem in die Dimensionen der kurzfristigen und 
langfristigen Erzeugungs- und Netzsicherheit. Unter langfristiger Erzeugungssicherheit ist das Vorhandensein 
ausreichender Kapazitäten zur Lastdeckung (sog. Generation Adequacy bzw. Adäquanz) zu verstehen, während 
die kurzfristige Versorgungssicherheit hauptsächlich die Betriebssicherheit umfasst (Böckers et al. 2011). Der Fo-
kus dieser Arbeit liegt auf der langfristigen Erzeugungssicherheit im Stromsystem. 
 Das heutige Strommarktsystem in Deutschland 8 
erwartet hohe Nachfrage, Kraftwerksausfälle, Netzstörungen) zu sichern. Knappheiten füh-
ren nicht nur zu Preisspitzen, wie in anderen Gütermärkten, sondern können im Stromsektor 
zu erheblichen Problemen führen, wodurch die Versorgung insgesamt gefährdet ist. Im Ext-
remfall können Knappheitssituationen zu Marktversagen mit unfreiwilligen Stromrationie-
rungen (Brownout) oder zu einem kompletten Stromausfall (Blackout) führen. Ein Blackout 
würde einerseits extrem hohe volkswirtschaftliche Kosten nach sich ziehen. Andererseits sind 
zur Prävention tendenziell ineffiziente Überkapazitäten notwendig. (Cramton et al. 2013; 
Cramton & Ockenfels 2012; Joskow 2008) 
5. Lange Investitionszyklen konventioneller Kraftwerke 
Von der ersten Planung konventioneller Kraftwerke bis zur Betriebsaufnahme können je nach 
Kraftwerkstyp zwischen vier und zehn Jahre vergehen. Daran schließt sich eine technische 
Lebensdauer von 40 bis 60 Jahren an. Weitere zwei bis zehn Jahre vergehen, bis Kraftwerke 
vollständig zurückgebaut werden. Ein Kraftwerksleben dauert somit in etwa zwischen 45 und 
80 Jahren. Aufgrund möglicher Änderungen der technischen und ökonomischen Rahmenbe-
dingungen in diesem Zeitraum kann eine Investition teilweise mit erheblichen Risiken ver-
bunden sein. (Konstantin 2009) 
Die in Punkt 4 beschriebene notwendige Vorhaltung von Überkapazitäten für Extremsituationen (z. B. 
sehr kalter Winter) erfordert eine auskömmliche Vergütung für Spitzenlastkraftwerke am Ende der 
Merit-Order, die nur entsprechend selten gebraucht werden. Im EOM basiert diese Vergütung auf 
Knappheitspreisen. Durch Knappheitspreise entstehen Knappheitsrenten oberhalb der durch die 
Grenzkosten des letzten Kraftwerks determinierten Produzentenrenten, die so hoch sind, dass bereits 
durch wenige Stunden zusätzlich zu den variablen Kosten auch die fixen Bereitstellungskosten dieser 
Anlagen gedeckt werden können. Knappheitspreise und -renten sollen im EOM die notwendigen In-
vestitionsanreize setzen. (Joskow 2006) 
Knappheitspreise entstehen entweder durch Gebotsaufschläge der Kraftwerksbetreiber (sog. Mark-
ups) oder indem die Nachfrage den Preis setzt. Bei Knappheitspreisen handelt es sich also stets um 
opportunitätskostenbasierte Preise. Diese Opportunitäten können bspw. in einer zeitlichen Verschie-
bung bzw. einem Verzicht auf Stromnachfrage oder im Stilllegungsverzicht von Kraftwerksbetreibern 
bestehen (Connect Energy Economics GmbH 2014). Abbildung 3 stellt den Unterschied zwischen Mark-
up-Preissetzung und Nachfragepreissetzung dar.  
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Abbildung 3: Knappheitspreisbildung durch Mark-ups (links) und durch die Nachfrage (rechts) (Quelle: eigene 
Darstellung)  
Im Falle einer vollkommen preisunelastischen Nachfragekurve ist der Marktpreis theoretisch unbe-
grenzt. Dieser wird lediglich durch den VoLL eingeschränkt (Joskow 2006). Aus diesem Grunde wird er 
im Knappheitsfall meist durch regulatorische oder technische Preisgrenzen nach oben hin begrenzt. 
Bspw. im Day-Ahead-Spotmarkt liegt die technische Preisgrenze derzeit bei 3.000 €/MWh (EPEX Spot 
2017a). Reichen die Kraftwerkskapazität und die freiwillige preisabhängige Reduktion der Nachfrage 
nicht aus, die Nachfrage zu decken, ist eine Markträumung nicht möglich, da sich Angebots- und Nach-
fragekurve nicht kreuzen. Preis und Menge sind „null“. In diesem Fall kommt es aus Marktsicht zu 
notwendigen Stromrationierungen (unfreiwillige Nachfragereduktion). Abbildung 4 stellt die Knapp-
heitspreissetzung und die fehlende Markträumung grafisch dar. In der Praxis werden in solchen Situa-
tionen, wenn auch nach wiederholten Auktionen keine Markträumung möglich ist, sämtliche Nachfra-
gegebote anteilig (pro rata) durch die Börse reduziert – so lange, bis ein Marktgleichgewicht eintritt 
(Frontier Economics & FORMAET Services 2014). Alternativ müssen Netzgebiete durch die Netzbetrei-
ber abgeschaltet werden. Im schlimmsten Fall kommt es zum vollständigen Zusammenbruch der Ver-
sorgung (Blackout). (Cramton et al. 2013; Cramton & Ockenfels 2012; Stoft 2002) 
 
Abbildung 4: Knappheitspreissetzung bei mangelnder Preiselastizität der Nachfrage (links) und fehlende 
Markträumung (rechts) im EOM (Quelle: eigene Darstellung)  
Den Besonderheiten des EOM wird durch diverse regulatorische Eingriffe und durch ein entsprechen-
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2.2 Das Strommarktdesign in Deutschland 
Das deutsche Strommarktsystem ist die Gesamtheit aller Teilmärkte bzw. Marktsegmente, mit denen 
die leitungsgebundene Stromversorgung in Deutschland organisiert wird. Die jeweiligen Teilmärkte 
unterscheiden sich in der Größe des Marktgebietes (zonal/national/transnational), im Zeitraum zwi-
schen Handel und Leistungserfüllung (Termin- vs. Spotmarkt) sowie in der Art der gehandelten Pro-
dukte (z. B. Leistung vs. Arbeit) und der Art der Marktteilnehmer (Großhandel vs. Einzelhandel). Tabelle 
1 stellt die Teilmärkte des Stromgroßhandels gegenüber. Die Teilmärkte sind in unterschiedlicher Art 
und Weise durch Marktkopplungen in den gesamteuropäischen Strommarkt eingebettet. Im Rahmen 
dieser Arbeit wird jedoch lediglich der Day-Ahead-Spotmarkt als allgemeiner Erfüllungsmarkt für 
Stromlieferungen näher betrachtet. Die Termin- und Regelenergiemärkte bleiben in der Analyse außen 
vor, da ein Kapazitätsmechanismus keine grundlegend funktionalen Rückwirkungen auf sie hätte, die 
über jene auf den Spotmärkten hinausgehen, und darüber hinaus die Analyse der aktuellen Pläne für 
eine Änderung am Design der Regelenergiemärkte auf europäischer Ebene den Rahmen dieser Arbeit 
sprengen würde. Die aufgeführten Regelenergiemärkte umfassen die Primär- (PRL), Sekundär- (SRL) 
und Minutenreserveleistung (MRL) und -arbeit. 
Die Terminmärkte, auf denen finanzielle und physische Futures sowie Optionen und Garantiezertifi-
kate gehandelt werden, dienen der Absicherung zukünftiger Stromlieferungen (physische Termin-
marktprodukte) und Preisrisiken (finanzielle Terminmarktprodukte). Dem gegenüber sind der Day-
Ahead-Spotmarkt und der Intraday-Markt rein physische Erfüllungsmärkte. Während der Spotmarkt 
als zentraler Markt für die Bestimmung des Kraftwerkseinsatzes (Dispatch) und die Strompreisermitt-
lung auch im Hinblick auf die Erfüllung von Termingeschäften betrachtet werden kann, erfolgt im Int-
raday-Markt hauptsächlich die kurzfristige Ersatzbeschaffung bei untertägigen Abweichungen von der 
Last- oder Einspeiseprognose des Vortages. In der Vergangenheit wurde der Hauptteil der Stromnach-
frage von den Versorgern über Terminprodukte beschafft. Im Hinblick auf einen steigenden Anteil der 
fluktuierenden EE gewinnen die kurzfristigen Märkte jedoch an Bedeutung. (Konstantin 2013) 
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Tabelle 1: Großhandelsmärkte für Elektrizität in Deutschland1 (Quelle: erweiterte und aktualisierte Darstellung 
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Nachfrager Marktteilnehmer  
(Konsumenten, Händler, Einzelhändler) 
Übertragungsnetzbetreiber 
Anbieter Präqualifizierte Marktteilnehmer  
(Händler, Erzeugungsanlagen, Abschaltbare Großverbraucher) 
Quelle (EEX 2013b) (EPEX Spot 
2013, 2014) 
(Übertragungsnetzbetreiber 2013) 
1: Aufgrund der Irrelevanz für konventionelle Kraftwerke werden die Märkte für sofort- und schnellab-
schaltbare Lasten nicht aufgeführt. Nähere Informationen hierzu finden sich unter www.regelleistung.net.  
²: Die deutsch-österreichische Preiszone wird ab 01.10.2018 in zwei nationale Preiszonen mit Engpassbe-
wirtschaftung geteilt (BMWi 2017). 
Das Strommarktdesign erfährt regelmäßig regulatorische Veränderungen, die endogenen und exoge-
nen Marktentwicklungen durch politische Vorgaben, technische Entwicklungen oder übergeordnete 
Marktprozesse geschuldet sind. Im Folgenden werden die historischen und aktuellen Entwicklungen 
im Strommarkt diskutiert. 
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2.3 Historische und aktuelle Entwicklungen im Strommarkt 
Das deutsche und europäische Stromsystem befindet sich seit der im Jahre 1996 angestoßenen Libe-
ralisierung in einem fortwährenden Transformationsprozess, der sowohl politik- als auch technologie- 
und marktgetrieben ist. Im Folgenden werden die relevanten politischen, technologischen und wett-
bewerblichen Markteinflüsse weitergehend erläutert. 
2.3.1 Politikgetriebene Entwicklungen 
Zu den zentralen politischen Weichenstellungen auf europäischer Ebene nach der Liberalisierung ge-
hörte die Einführung des EU-ETS im Jahr 2005 infolge der Verpflichtungen Europas im Kyoto-Klima-
schutzabkommen im Jahr 1997. Der Ausstoß von CO2 im Energie- und energieintensiven Industriesek-
tor wurde durch eine Emissionsobergrenze begrenzt und mittels Auktionen und eines Sekundärhan-
dels bepreist (sog. Cap and Trade). Durch die Einpreisung der anfänglich kostenlos zugeteilten Emis-
sionszertifikate in Form von Opportunitätserlösen eines potenziellen Verkaufes der Zertifikate im Se-
kundärhandel war es den Betreibern fossil-thermischer Kraftwerke möglich, zusätzliche Deckungsbei-
träge im Stromgroßhandel zu erzielen, die zur Finanzierung von Fixkosten zur Verfügung standen. Seit 
Beginn der Handelsperiode 2013–2020 entfällt die kostenlose Zuteilung für Kondensationskraftwerke. 
Auch für Kraft-Wärme-Kopplungs-Anlagen (KWK-Anlagen) wird die anteilige kostenlose Zuteilung in 
den nächsten Jahren abgeschmolzen. Gleichzeitig ist infolge eines politik- und marktbedingten Über-
angebotes von CO2-Zertifikaten das Preisniveau im EU-ETS deutlich gesunken (vgl. Abbildung 5). 
(Growitsch et al. 2013) 
Die politisch induzierte EE- und KWK-Förderung als langfristig tragende Säulen eines umwelt- bzw. kli-
maschutzbedingten Erzeugungswechsels wurde im Jahr 2000 mit dem deutschen Erneuerbare-Ener-
gien-Gesetz (EEG), das später von den meisten europäischen Staaten übernommen wurde, sowie im 
Jahr 2002 mit dem Kraft-Wärme-Kopplung-Gesetz (KWKG) auf den Weg gebracht. In den folgenden 
Jahren wurden signifikante Erzeugungskapazitäten auf Basis von Wind- und Solarenergie sowie Bio-
masse und (dezentraler) KWK aufgebaut. Durch den kodifizierten Einspeisevorrang und die zugrunde-
liegenden Vergütungsmechanismen übernahmen vor allem die EE in der Folge einen signifikanten Teil 
der Stromproduktion in Deutschland und auch in vielen anderen europäischen Ländern (vgl. 
(EurObserv’ER 2013)). 
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Abbildung 5: Entwicklung des CO2-Zertifikatepreises (Spotmarkt) 2005–2014 (Quelle: (Agora Energiewende 
2015, S. 6, Abbildung 1)) 
Eine weitere wesentliche politische Weichenstellung für den deutschen und europäischen Strommarkt 
ist das im Rahmen des dritten EU-Energiepakets im Jahre 2009 gesteckte Ziel der Schaffung des EU-
Elektrizitätsbinnenmarktes. Neben der Weiterführung der Liberalisierung hat dieses einen einheitli-
chen europäischen Strommarkt zum Ziel. In der Folge wurden zwischen den Jahren 2010 und 2015 
wesentliche Teile der europäischen Strommärkte gekoppelt, wodurch der Stromaustausch zwischen 
einzelnen Ländern in die Auktion im Spotmarkt integriert wurde (sog. implizite Marktkopplung) und 
dadurch ein volkswirtschaftlich effizienteres Marktergebnis erzielt werden kann. Um die Nachfrage zu 
decken, stehen somit neben inländischen Kraftwerken auch ausländische Kapazitäten maximal bis zur 
Höhe der Grenzkuppelkapazität zur Verfügung. Der Börsenalgorithmus entscheidet darüber, wie die 
länderübergreifende Nachfrage am günstigsten durch das länderübergreifende Angebot gedeckt wer-
den kann (Consentec & Frontier Economics 2013). Da sich Residuallast- und EE-Einspeisespitzen somit 
zwischen den Ländern ausgleichen, weil sie selten in mehreren Ländern gleichzeitig auftreten, sinkt 
der konventionelle Kapazitätsbedarf zur Deckung der Residuallast erheblich. Laut (r2b energy 
consulting 2014) beträgt die Reduktion in Deutschland alleine 18 GW bis 2020 und steigt durch den 
europäischen Netz- und EE-Ausbau bis 2030 auf 25 GW an. Das heißt, 2030 werden mit Marktkopplung 
zwischen Deutschland, seinen Nachbarn und Italien insgesamt 25 GW Kraftwerkskapazität weniger im 
EOM nachgefragt als ohne Marktkopplung. Die Stationen auf dem Weg zur multiregionalen Markt-
kopplung sind in Tabelle 2 aufgeführt. (Bundesnetzagentur 2016b) 
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Tabelle 2: Historische Entwicklung der Marktkopplung im europäischen Strommarkt (Quellen: 
(Bundesnetzagentur 2016b; Next Kraftwerke 2016; swissgrid 2017; TenneT TSO 2015) 
Jahr Marktgebiet Art Beteiligte Länder 
1993 Nordeuropa  
(Nordic) 
Explizit Dänemark, Finnland, Norwegen, Schweden 
2006 Westeuropa  
(Trilateral Market 
Coupling – TMC) 

















Belgien, Deutschland (2010), Frankreich,  
Luxemburg (2010), Niederlande, Österreich (2013) 
2008 Zentral- und  
Osteuropa (CEE) 
Explizit Deutschland, Österreich, Polen, Slowakei, Slowenien, 
Tschechische Republik, Ungarn 
2008 CWE und Nordic Explizit Belgien, Dänemark, Deutschland, Finnland, Frankreich,  
Luxemburg, Niederlande, Norwegen, Österreich, Schweden 
2011 Vereinigtes König-
reich und Nordic 
Explizit Dänemark, Finnland, Norwegen, Schweden, Vereinigtes  
Königreich 
2014 CWE, Nordic, Balti-
kum und Vereinigtes 
Königreich: Nord-
westeuropa (NWE) 
Implizit Belgien, Dänemark, Deutschland, Estland, Finnland,  
Frankreich, Lettland, Litauen, Luxemburg, Niederlande, 
Norwegen, Polen, Österreich, Schweden 
2014 4M Market  
Coupling (CEE) 




Implizit Belgien, Dänemark, Deutschland, Estland, Finnland,  
Frankreich, Lettland, Litauen, Luxemburg, Niederlande, 
Norwegen, Polen, Portugal, Österreich, Schweden, Spanien 
2015 NWE, SWE, Italien 
und Slowenien 
(Multi-Regional-Mar-
ket-Coupling – MRC) 
Implizit Belgien, Dänemark, Deutschland, Estland, Finnland,  
Frankreich, Lettland, Litauen, Luxemburg, Niederlande, 
Norwegen, Polen, Portugal, Österreich, Schweden,  
Slowenien, Spanien, Vereinigtes Königreich 
Der politisch bedingte Umbau der Stromversorgung hin zu erneuerbaren und dezentralen Technolo-
gien verursachte insbesondere bei Windenergie- und Photovoltaik-(PV-)Anlagen eine durch technolo-
gische Lerneffekte ausgelöste massive Kostenreduktion, die den Ausbau teilweise deutlich über die 
ursprünglichen politischen Ziele und die Erwartungen der bisherigen Marktteilnehmer hinaus be-
schleunigte. Heute liegen die Stromgestehungskosten bspw. von Onshore-Windenergieanlagen unter 
denen von Gaskraftwerken und in etwa auf dem Niveau neuer Kohlekraftwerke (vgl. Abbildung 6). In 
Südeuropa unterschreiten PV-Anlagen bereits heute das Kostenniveau von neuen Kohlekraftwerken 
(IEA & NEA 2015). Durch nach wie vor vorhandenes technologisches Lernpotenzial ist von zukünftig 
weiteren signifikanten Kostensenkungen bei Windenergie- und PV-Anlagen auszugehen (vgl. (Mayer 
et al. 2015; Öko-Institut 2017)). 
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Abbildung 6: Stromgestehungskosten diverser Erzeugungstechnologien im Neubau im Jahr 2014 (Levelised 
Cost of Electricity) für Deutschland bei einer Kapitalverzinsung von 7 % (Quelle: (IEA & NEA 2015, S. 67 
Abbildung 4.6b)) 
2.3.2 Technologiegetriebene Entwicklungen 
Vor allem der umwelt- bzw. klimapolitisch induzierte Umbau des Energieversorgungssystems hat wei-
tere technologische Entwicklungen vorangetrieben, die in den nächsten Jahren bzw. Jahrzehnten er-
hebliche Wirkung im Stromsystem entfalten werden können. Denn die angestrebte Dekarbonisierung 
der Energieversorgung kann absehbar zu einer engeren Verflechtung des Stromsystems mit anderen 
Sektoren führen (sog. Sektorkopplung). Maßgebliche Technologien hierfür sind die Elektromobilität, 
die Nutzung von (vorzugsweise CO2-freiem) Strom für Wärmeanwendungen im Gebäude- und Indust-
riebereich und die Substitution fossiler Grundstoffe durch synthetisch hergestellte Äquivalente in der 
chemischen Industrie. Diese Anlagentechnologien werden als Power-to-X (P2X; Power-to-Heat (P2H), 
Power-to-Gas (P2G), Power-to-Mobility (P2M), Power-to-Chemicals (P2C)) bezeichnet. Die Preisent-
wicklungen infolge der technischen Fortschritte im Bereich der Batterietechnologie machen zukünftig 
auch stationäre Batteriespeicher im Stromsystem zu einer ernst zu nehmenden Konkurrenz konventi-
oneller Kraftwerke. (vgl. (Kirchner et al. 2016; Leopoldina et al. 2017; Quaschning 2016; Sterner 2016)) 
2.3.3 Marktgetriebene Entwicklungen 
Die genannten politischen Maßnahmen und technologischen Entwicklungen führten und führen in der 
Folge zu Rückwirkungen auf den Stromgroßhandelsmarkt. Die Einpreisung von CO2-Emissionen über 
den EU-ETS war zu Beginn dessen erster und zweiter Handelsperiode maßgeblich verantwortlich für 
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ein höheres Preisniveau im Strommarkt. Allerdings wirken die sinkenden CO2-Preise in der dritten Han-
delsperiode spiegelbildlich dazu preissenkend im Strommarkt. Gleichzeitig führt die Versteigerung der 
CO2-Zertifikate im Vergleich zur kostenlosen Zuteilung zu einer realen Gewinn- und Liquiditätsreduk-
tion bei den Betreibern fossiler Kraftwerke. (Growitsch et al. 2013) 
Auch der zunehmende Ausbau der EE und dezentralen KWK führt durch ein gestiegenes Stromangebot 
zu einem gesunkenen Preisniveau im Strommarkt (sog. Merit-Order-Effekt; vgl. (Sensfuß & Ragwitz 
2007)). Durch die Marktkopplung der europäischen Strommärkte werden die Preise ebenso gedrückt, 
da die Kraftwerke nicht mehr nur innerhalb eines Landes bzw. regionalen Marktgebietes untereinan-
der konkurrieren, sondern zusätzlich mit Kraftwerken im Ausland. Die stromsysteminterne Entwick-
lung wird flankiert durch externe Entwicklungen. So sorgt das anhaltend niedrige Wachstum infolge 
der Wirtschafts- und Finanzkrise in Europa für eine niedrige Stromnachfrage. Darüber hinaus haben 
sich die Investitionskosten für Komponenten der konventionellen Kraftwerkstechnik seit dem Jahr 
2000 nahezu verdoppelt (Abbildung 7). (Hirth 2016) 
 
Abbildung 7: IHS European Power Capital Costs Index (EPCCI) (Quelle: (IHS Cera 2017)) 
Die Marktsituation wird zudem verschärft durch unvorteilhaft gewachsene Preisunterschiede zwi-
schen Steinkohle und Erdgas. Die Preisspreizung (sog. Spread) zwischen den Input-Preisen für Brenn-
stoffe und CO2-Zertifikate sowie den Output-Preisen für Strom war insbesondere für Erdgaskraftwerke 
so ungünstig, dass sich der sog. Clean Spark Spread (CSS) für Baseload seit 2013 mehrere Jahre im 
negativen Bereich befand (vgl. Abbildung 8). 
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Abbildung 8: Entwicklung des Clean Dark Spread (CDS) und des Clean Spark Spread im Frontjahr für Deutsch-
land zwischen 2007 und 2015 (Quelle: (Schiffer 2016)) 
Die Rahmenbedingungen bleiben nicht ohne Wirkung: Seit dem Jahr 2008 befindet sich der Börsen-
strompreis in einem mehr oder weniger stetigen Abwärtstrend (vgl. Abbildung 9). Auch der 2011 in-
folge der Atomkatastrophe von Fukushima erneuerte Kernenergieausstieg und die daraus erfolgte An-
gebotsreduzierung durch die sofortige Stilllegung der sieben ältesten Kernkraftwerke konnte den Ne-
gativtrend nur geringfügig beeinflussen. 
 
Abbildung 9: Terminmarkt Jahresfuture (01.01.2007 bis 08.02.2017) EEX Power Derivatives Phelix-Base-Year-
Future/Phelix-Peak-Year-Future (rollierend) (Quelle: (bdew 2017)) 
Die genannten Einflüsse trugen in unterschiedlichem Maße zu diesem drastischen Preisrückgang bei. 
Laut der Ex-post-Analyse in (Hirth 2016) geht der Preisrückgang im deutschen Day-Ahead-Spotmarkt 
zwischen 2008 und 2015 zu großen Teilen auf die EE-Einspeisung (–24 %) und auf den gesunkenen CO2-
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Preis (–19 %) zurück. Die gesunkenen Commodity-Preise für Kohle und Erdgas trugen mit jeweils 12 %, 
die gesunkene Stromnachfrage mit 8 % und die Kraftwerksneubauten zu etwa 9 % zum Strompreis-
rückgang bei. Ohne den Kernenergieausstieg in Deutschland würde das Preisniveau noch einmal signi-
fikant niedriger ausfallen. Abbildung 10 stellt die modellierten Effekte entsprechend dar.  
 
Abbildung 10: Der Beitrag zehn verschiedener Faktoren zum Preisrückgang im deutschen Day-Ahead-Spot-
markt zwischen 2008 und 2015 (Quelle: (Hirth 2016, Abbildung 8) 
Laut (Bublitz et al. 2017) war der hauptsächliche Preiseffekt zwischen 2011 und 2015 der Preisrückgang 
von Kraftwerkskohle und CO2-Zertifikaten. Dieser Einfluss war etwa doppelt so hoch wie der durch den 
EE-Zubau. (Bublitz et al. 2017; Hirth 2016) 
Der Zusammenhang zwischen Kohlepreis und Strompreis erklärt auch die Ähnlichkeit der Kurvenver-
läufe zwischen dem CDS (schwarze Kurve) in Abbildung 8 und dem Futurepreis für Grundlaststrom 
(blaue Kurve) in Abbildung 9. 
Insbesondere jüngere Kraftwerke mit hohen Kapitalkosten und Anlagen im Mittel- und Spitzenlastbe-
reich – also Erdgas- und Kohlekraftwerke – sind durch die beschriebene Marktsituation in ihrer Wirt-
schaftlichkeit bedroht. Diese zwischen 2005 und 2011 geplanten bzw. gebauten Kraftwerke gingen in 
der Konzeptionsphase meist noch von anderen Markterwartungen aus. Da diese auf optimistischen 
Annahmen infolge einer wirtschaftlichen Boomphase (2005–2008) mit hohen Spotmarktpreisen (vgl. 
Abbildung 9) und zu erwartenden Stromnachfragesteigerungen sowie auf den projizierten Entwicklun-
gen in den Szenarien des World Energy Outlooks (WEO) der Internationalen Energie Agentur (IEA) oder 
anderer Langfristprognosen basierten, die von einem deutlich geringeren Wachstum der Stromerzeu-
gung aus PV- und Windenergieanlagen sowie niedrigeren Kohle- und Gaspreisen ausgingen (vgl. (Mai 
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et al. 2013; Mohn 2016; de Vos & de Jager 2014); Abbildung 11), ergaben sich entsprechende Investi-
tionsanreize, die über die tatsächlich erforderliche Kraftwerkskapazität weit hinausgingen (Caldecott 
et al. 2017). Diese Fehleinschätzung trug zu den aktuell vorhandenen Überkapazitäten und somit zum 
Preisverfall im Stromgroßhandel bei. 
 
Abbildung 11: IEA-Projektionen im WEO für Solar- und Windenergie (installierte Leistung im „New Policies 
Scenario“ in GW) (Quelle: (Mohn 2016, Abbildung 5) auf Basis von (de Vos & de Jager 2014)) 
Die Preis- und Mengenentwicklungen im Strommarkt bleiben nicht ohne Folge für die Wirtschaftlich-
keit der Anlagen. Im folgenden Abschnitt wird daher auf die Ursachen der beobachteten Refinanzie-
rungsprobleme von Kraftwerken eingegangen. 
2.4 Refinanzierungsprobleme thermischer Kraftwerke  
Unter dem geplanten EE-Ausbau, der die Erwartungen an seine Dynamik auch zukünftig weiter über-
treffen kann, fällt konventionellen Kraftwerken zunehmend nur noch die Rolle zu, einen Ausgleich zwi-
schen der überwiegend preisunelastischen Nachfrage einerseits und dem weitgehend preisunelasti-
schen fluktuierenden EE-Angebot (vgl. (Schley 2016)) andererseits zu schaffen. Wie erläutert, bestehen 
unter den derzeitigen Rahmenbedingungen für wesentliche Teile des Kraftwerksparks erhebliche Prob-
leme, die fixen Betriebs- und die Kapitalkosten zu decken. Grenzkraftwerke und teurere Kraftwerke, 
die für die Vorhaltung gesicherter Leistung gebraucht werden, erwirtschaften nur geringe oder gar 
keine Deckungsbeiträge (Ecke et al. 2013). Dies geht auf verschiedene Probleme im Markt bzw. im 
Marktdesign zurück, auf die im folgenden Abschnitt näher eingegangen wird. 
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2.4.1 Überkapazitäten im Strommarkt 
Überkapazität ist definiert als Menge von Produktionsmitteln, „für deren Nutzung nicht genügend Ein-
satz- bzw. Beschäftigungsmöglichkeiten vorhanden sind“ (Henneberger et al. o. J.). Somit sind in der 
Stromwirtschaft sämtliche Kapazitäten, die über einen längeren Zeitraum (bspw. mehrere Jahre) nicht 
benötigt werden, um die Last in jeder Viertelstunde zu decken und Systemdienstleistungen bereitzu-
stellen, als Überkapazitäten zu betrachten. Demgegenüber wird seitens der Politik und der Netzbetrei-
ber von Überkapazitäten ausgegangen, wenn ein gewünschtes Kapazitätsziel übererfüllt wird (BMU 
2013; ENTSO-E 2015a, 2016a).  
Durch den EE-Ausbau, die Nachfrageentwicklung, fehlerhafte Markterwartungen, die zu Fehlinvestiti-
onen führten, und vor allem durch die Kopplung der europäischen Strommärkte haben sich in den 
letzten Jahren signifikante Überkapazitäten im deutschen und europäischen Strommarkt angesammelt 
(Bundesnetzagentur 2016c; Diermann 2011). Ursache hierfür ist neben den zuvor genannten Einflüs-
sen auch der noch existierende Kapazitätsüberhang aus der Zeit vor der Liberalisierung (Gregorzewski 
et al. 2001; Growitsch et al. 2013; Hille 2002; Nollen 2003; Süßenbacher et al. 2011) sowie der politi-
sche, regulatorische bzw. netztechnische Wunsch, die nationale (oder vormals regionale) Höchstlast 
jederzeit ausschließlich durch nationale (regionale (Sebald 2017)) Erzeugungskapazitäten decken zu 
können. Darüber hinaus wird bei der regulatorischen Abschätzung von Versorgungsrisiken – durch ri-
sikoaverse Netzbetreiber und Behörden (Newbery & Grubb 2014) – und insbesondere bei der Berech-
nung des Beitrags der fluktuierenden EE zur gesicherten Leistung von konservativen Annahmen aus-
gegangen, welche die transnationalen Synergieeffekte durch die Marktkopplung nur teilweise berück-
sichtigt (BMU 2013; Méray 2011; Rüster & Schwenen 2014; Trieb 2011). Dadurch wird deren 
tatsächlicher Beitrag in den meisten Stunden des Jahres in der statischen länderspezifischen Leistungs-
bilanz systematisch unterschätzt. Auch die Ausgleichswirkung der nichtgleichzeitigen Jahreshöchstlas-
ten wird in dieser Rechnung nicht berücksichtigt (Rüster & Schwenen 2014). Im Strommengenmarkt 
selbst werden diese (verdeckten) Überkapazitäten allerdings, wie in der o. g. Definition beschrieben, 
vollständig offengelegt und Kraftwerke, die längere Zeit nicht benötigt werden, vorübergehend oder 
endgültig stillgelegt (Weltenergierat-Deutschland e.V. 2013). Es existiert also eine generelle Inkonsis-
tenz zwischen der politisch gewünschten und der von den Konsumenten präferierten Versorgungssi-
cherheit (Joskow 2006). Aus politisch-regulatorischer Sicht der Leistungsbilanz sind die Überkapazitä-
ten somit in der Regel niedriger als in der Marktbetrachtung.  
(Tennbakk et al. 2013) zeigen mit einer vereinfachten Berechnungsmethode die Überkapazitäten in 
der statischen Leistungsbilanz bei einer rein nationalen Betrachtung für alle EU-Mitgliedsstaaten im 
Jahr 2015 als sog. Reservemarge. Ein Wert von 15 % sollte bei nationaler Autarkie erreicht werden, 
weil diese Marge für Kraftwerksausfälle und Systemdienstleistungen aufgezehrt wird. Die Ergebnisse 
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sind in Abbildung 12 dargestellt. Wie ersichtlich ist, übertreffen die meisten Länder die 15 %-Marge 
bei weitem. Bei Berücksichtigung der Kuppelstellenkapazitäten, die anteilig zur nationalen Lastde-
ckung beitragen, würden sich diese Werte noch deutlich erhöhen. (Tennbakk et al. 2013) 
 
Abbildung 12: Reservemarge 2015 in % der steuerbaren Kraftwerksleistung (Quelle: (Tennbakk et al. 2013, 
Abbildung 9)) 
(Rüster & Schwenen 2014) beziffern die Überkapazitäten in den 34 Mitgliedsländern der ENTSO-E auf 
Basis von (ENTSO-E 2014a) auf insgesamt 57,18 GW in 2014. Bis 2025 verbleiben immer noch 
23,81 GW, obwohl in einzelnen Ländern wie Deutschland bzw. einzelnen Teilregionen die statischen 
Leistungsbilanzen dann unterdeckt wären. (Rüster & Schwenen 2014) 
Die tatsächliche Höhe der Überkapazitäten deutscher Kraftwerke im Markt – also nicht in der kalkula-
torischen Leistungsbilanz – lässt sich nicht eindeutig ermitteln. Schätzungen schwanken zwischen  
5–10 GW (Kunz et al. 2013), 10 GW (Knopf et al. 2011), 12,4 GW (BMU 2013), 10–15 GW (ohne Süd-
deutschland) (Schlemmermeier 2013), 10,5–15,7 GW (r2b energy consulting 2014) und 19 GW 
(Frontier Economics & FORMAET Services 2014).  
Die Mehrkosten der nationalen Autarkie der Lastdeckung in Europa werden von (Booz & Company et 
al. 2013) auf einen jährlichen Betrag von 3–7,5 Mrd. € pro Jahr zwischen 2015 und 2030 geschätzt, was 
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die Effizienzgewinne der europäischen Marktintegration um etwa 20 % schmälern würde. Die Berech-
nung der Überkapazitäten sollte also in jedem Falle länderübergreifend, also unter Berücksichtigung 
der Kuppelstellenkapazitäten erfolgen (Henriot & Glachant 2014).  
Marktanreize für Neuinvestitionen in flexible und klimaschonendere konventionelle Kraftwerke sind 
unter den geschilderten Marktbedingungen logischerweise kaum oder gar nicht vorhanden – vor allem 
solange Überkapazitäten bestehen. Im perfekten Wettbewerb sollte ein Markt mit Überkapazitäten 
keine Investitionsanreize setzen (Ockenfels 2007).  
Die zentrale Frage ist, ob es sich bei der derzeitigen Marktsituation der mangelnden Fixkostendeckung 
um ein reguläres vorübergehendes Phänomen handelt – vor allem verursacht durch Überkapazitäten 
infolge der beschriebenen politischen, technologischen und wettbewerblichen Markteinflüsse –, das 
durch die bestehenden Marktkräfte im Rahmen einer Konsolidierungsphase durch Abbau der Überka-
pazitäten korrigiert werden kann – oder ob es sich um ein grundsätzliches Marktversagen handelt. 
Letzteres würde darauf schließen lassen, dass Marktfehler vorliegen, welche die Koordinationsfunk-
tion des Marktes auch nach Abbau der Überkapazitäten grundsätzlich zu stören scheinen, was weiter-
gehende regulatorische Eingriffe in den Markt bzw. das Marktdesign erfordern würde. Dem wird im 
Folgenden nachgegangen. 
2.4.2 Marktversagen im EOM 
Marktversagen ist dann vorhanden, wenn externe Effekte, öffentliche Güter, Marktmacht oder asym-
metrische Information im Markt vorliegen (Bofinger 2011). Im folgenden Abschnitt wird der EOM auf 
diese potenziellen Marktfehler geprüft, die einen regulatorischen Eingriff erfordern könnten. 
Externe Effekte 
Externe Effekte der Stromerzeugung im Umweltbereich werden größtenteils durch ordnungspolitische 
Vorgaben (Gebote/Verbote), Umweltsteuern oder den Emissionshandel adressiert (Friedrich & Krewitt 
1997). Die Instrumente sind somit grundsätzlich vorhanden und werden angewendet. Ob ihre Anwen-
dung die Effekte ausreichend internalisiert, kann hier nicht in der Tiefe behandelt werden. Allerdings 
hat gerade die Einführung des Emissionshandels, die zum derzeitigen Marktumfeld beigetragen hat, 
zur Internalisierung der externen Effekte des stromerzeugungsbedingten CO2-Ausstoßes geführt. Inso-
fern ist dieser Effekt aus Effizienzgründen grundsätzlich zu begrüßen. Auch die wahrscheinlichen Fehl-
anreize aus der kostenlosen Zuteilung der Zertifikate in der Anfangsphase wurden inzwischen durch 
die zwangsweise Versteigerung der Zertifikate korrigiert. Jedoch kann eine vollständige (marktba-
sierte) Internalisierung der externen CO2-Kosten, die zu korrekten Investitionsanreizen führt, nur bei 
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einer Reform des CO2-Handels ermöglicht werden, die vor allem im Abbau des Zertifikatüberschusses 
und im Einbeziehen weiterer Sektoren besteht (Agora Energiewende 2015; EEA 2015).  
Externe Effekte einer mangelnden Versorgungssicherheit bestehen hauptsächlich in den Kosten von 
potenziellen Stromausfällen. Diesen wird zum einen zentral über die Regelenergiemärkte und die Ver-
gütung für weitere Systemdienstleistungen (Blindleistung, Schwarzstartfähigkeit etc.) begegnet. Zum 
anderen können sich die Marktteilnehmer dezentral über Geschäfte im Derivatehandel (Optionen, Fu-
tures, Forwards) gegen kurzfristige und längerfristige Versorgungsrisiken absichern. Aus den bis zu fünf 
Jahre im Voraus getätigten Geschäften erwachsen wiederum Preissignale, die entsprechende Investi-
tionsanreize entfalten sollen (EEX 2015). Offen ist, ob die Preissignale aus diesen Märkten und Vergü-
tungsmechanismen ausreichen, um die langfristige Erzeugungsadäquanz zu gewährleisten, und ob 
dadurch die sehr hohen externen Kosten eines Blackouts vollständig im Strommarkt abgebildet wer-
den. 
Öffentliche Güter 
Im EOM wird Strom von privaten Instanzen gehandelt. Insofern liegt hier grundsätzlich ein privates Gut 
vor, von dessen Nutzung Marktteilnehmer ausgeschlossen werden können und bei welchem Rivalität 
im Konsum besteht. 
Fraglich ist, inwiefern Versorgungssicherheit ein auf dem Strommarkt gehandeltes privates Gut dar-
stellt (Cramton & Ockenfels 2012). Falls Nachfrager auf dem Strommarkt eine „sichere“ Stromlieferung 
kaufen können, liegt ein privates Gut vor (Cramton & Stoft 2006; Stoft 2002). Im derzeitigen System 
kann allerdings kein Nachfrager von der Nutzung des Gutes Versorgungssicherheit ausgeschlossen 
werden. Dies ist dadurch bedingt, dass erstens die Zahlungsbereitschaft der einzelnen Konsumenten 
den Netzbetreibern nicht bekannt ist und zweitens Stromrationierungen im Knappheitsfall derzeit 
höchstens für einzelne große leistungsgemessene Verbraucher oder nur für ganze Netzgebiete möglich 
sind (Joskow 2006). Innerhalb eines Netzgebietes kann kaum oder gar nicht zwischen Verbrauchern, 
die freiwillig oder unfreiwillig Versorgungsunterbrechungen erfahren, differenziert werden. Dennoch 
besteht eine Rivalität im Konsum um das Gut Versorgungssicherheit. Sofern nicht ganze Netzbereiche 
als individuelle Akteure betrachtet werden, handelt es sich bei Versorgungssicherheit folglich grund-
sätzlich um ein Allmende-Gut (Joskow 2006). Problematisch in diesem Zusammenhang ist mögliches 
Trittbrettfahrerverhalten. Da keine Differenzierung im Knappheitsfall vorgenommen werden kann, be-
steht auch kein Anreiz, die Zahlungsbereitschaft für Versorgungssicherheit offenzulegen, weil alle Ver-
braucher gleichermaßen profitieren, wenn nur einer von ihnen für Versorgungssicherheit zahlt. Dies 
macht einen funktionierender Markt für Versorgungssicherheit unmöglich (Cramton & Stoft 2006).  
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Aus Angebotssicht liegt Versorgungssicherheit ebenso wenig als privates Gut vor. Im Falle eines knapp-
heitsbedingten Marktzusammenbruchs mit Stromausfällen lassen sich die gewünschten Knappheits-
preise für Kraftwerksbetreiber nicht realisieren, wodurch ihnen Gewinne entgehen (Cramton & 
Ockenfels 2012). Sie hätten somit ebenfalls ein hohes Interesse an Versorgungssicherheit. Würden sie 
allerdings aus diesem Grunde Kraftwerke bauen und vorhalten, um Netzzusammenbrüche zu verhin-
dern, würden alle anderen Marktteilnehmer in gleichem Maße davon profitieren. Zwischen den Kraft-
werksbetreibern existiert somit keine Rivalität im Konsum von Versorgungssicherheit, allerdings kann 
von deren Nutzen niemand ausgeschlossen werden. Daher liegt hier ein öffentliches Gut vor (Böske 
2007). Auch auf der Angebotsseite herrscht somit die Trittbrettfahrerproblematik, die Fehlanreize 
setzt und eine funktionierende marktseitige Bereitstellung von Versorgungssicherheit behindern kann.  
Das aus ökonomischer Sicht optimale Versorgungssicherheitsniveau kann folglich durch den Markt 
nicht bestimmt oder angezeigt werden, solange die Verbraucher und Anbieter nicht anhand ihrer of-
fengelegten Zahlungsbereitschaft differenziert werden können. (Joskow 2006).  
Marktmacht  
Preise oberhalb der Grenzkosten des letzten verfügbaren Kraftwerks entstehen, wie in Kapitel 2.1 be-
schrieben, indem entweder die Nachfrage den Preis setzt oder zulässige opportunitätskostenbasierte 
Mark-ups auf die Grenzkosten des letzten Kraftwerks aufgeschlagen werden. In Knappheitssituatio-
nen, in denen diese Spitzenlastkraftwerke gebraucht werden, besteht für einzelne Marktteilnehmer 
jedoch darüber hinaus ein inhärentes Marktmachtpotenzial (Cramton et al. 2013). Insbesondere Poo-
lanbieter mit mehreren Kraftwerken, deren Grenzkosten heterogen sind, können theoretisch den 
Marktpreis aktiv zu ihren Gunsten steigern (Judith et al. 2011; Ockenfels 2007). Dies ist entweder mög-
lich durch einen weiteren Knappheitsaufschlag4 für den Einsatz ihrer teureren Kraftwerke oder durch 
eine Reduzierung ihres Angebotes (Kapazitätszurückhaltung), um somit künstliche Knappheit zu erzeu-
gen (Judith et al. 2011). Bereits kleine Angebotsveränderungen können bei Knappheit zu signifikanten 
Preisänderungen führen.5 (Cramton & Ockenfels 2012) 
In der Praxis stellt sich die Ausübung des Potenzials in faktische Marktmacht jedoch schwieriger dar, 
da der Großhandel sehr streng durch die interne Handelsaufsicht überwacht wird (Ockenfels 2007). 
Bei Verstößen drohen Bußgelder, Börsenausschluss oder gar zivil- bzw. strafrechtliche Konsequenzen. 
                                                                                 
4 Marktführenden Unternehmen sind Mark-ups die zu einem Gebot oberhalb der Grenzkosten führen, im deut-
schen Strommarkt generell untersagt. Es sei denn die Unternehmen weisen deren Notwendigkeit zur Deckung 
der Gesamtkosten nach.(Judith et al. 2011) 
5 Im Falle einer hohen Konzentration des Angebots auf wenige Akteure (Oligopol) sind Preissteigerungen durch 
Kapazitätszurückhaltung auch außerhalb von Knappheitssituationen möglich (Ockenfels 2007).  
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Die Implementierung der EU-Verordnungen über die Integrität und Transparenz des Energiegroßhan-
delsmarktes (REMIT)6 und über den außerbörslichen Handel mit Derivatprodukten (EMIR)7 ergänzt die 
Handelsüberwachung. (Bundesnetzagentur 2015; Staatsministerium für Wirtschaft, Arbeit und 
Verkehr 2017) 
Die Sanktionen werden außerdem präventiv durch eine technische Preisobergrenze von aktuell 
3.000 €/MWh im Day-Ahead-Spotmarkt bzw. 9.999 €/MWh im Intraday-Markt flankiert (EPEX Spot 
2017a, 2017b). Die Gebote der Marktakteure sind somit nach oben hin begrenzt. 
Asymmetrische Information 
Die eigentliche Ursache der Preisspitzenproblematik liegt in der preisunelastischen Nachfrage auf dem 
Strommarkt. Diese wird begründet durch einen offensichtlichen Marktfehler, der sich aus dem Zusam-
menspiel zwischen Großhandel und Einzelhandel ergibt: eine Informationsasymmetrie zwischen 
Stromvertrieb und Endverbraucher. Da bis auf wenige Großverbraucher die meisten Endkunden ihren 
Strom zu ex ante bestimmten Durchschnittspreistarifen beziehen, können kurzfristige Preissignale 
nicht in Echtzeit an die Endverbraucher weitergegeben werden. Information über Knappheit erreicht 
die Verbraucher nicht, weil sie sich im tarifierten Endverbraucherpreis nicht kurzfristig widerspiegeln 
kann. Nachfrager können aus diesem Grunde ihren Verbrauch in Knappheitssituationen nicht reduzie-
ren, um Knappheitspreisen und einem Stromausfall zu entgehen. Die Nachfrage ist folglich nur in dem 
Maße elastisch, wie derzeit wenige Großverbraucher auf Preissignale reagieren (Joskow 2006). Ist de-
ren Reaktionsfähigkeit ausgeschöpft, ist die Nachfrage vollkommen preisunelastisch. Die Zahlungsbe-
reitschaft aller oder zumindest eines Großteils der Endverbraucher, einen Stromausfall zu vermeiden 
(VoLL), könne nicht durch die Marktkräfte abgeschöpft und deshalb auch kaum geschätzt werden, weil 
der Marktpreis während eines Blackouts bei null liegt (Stoft 2002). (Cramton & Ockenfels 2012) 
Behebung der Marktfehler 
Die sog. First-best-Lösung, um die Marktfehler zu korrigieren, bestünde somit in einer Beseitigung der 
Informationsasymmetrien, wodurch eine umfassende Flexibilisierung der Nachfrageseite auf dem 
Strommarkt möglich wäre. In Knappheitssituationen würde sich die Nachfrage preiselastisch reduzie-
ren, um hohen Preisen und unfreiwilligen Stromausfällen zu entgehen. Auch dem Marktmachtpoten-
zial in Knappheitsstunden könnte auf diese Weise präventiv begegnet werden. (Cramton & Ockenfels 
2012) 
                                                                                 
6 EU-Verordnung Nr. 1227/2011: Regulation on wholesale Energy Market Integrity and Transparency. 
7 EU-Verordnung Nr. 648/2012: European Market Infrastructure Regulation. 
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Das Lastreduktionspotenzial lässt sich laut (Nicolosi 2013) aus dem VoLL ableiten. Der VoLL stellt dabei 
keinen festen Wert für jeden Verbraucher dar, sondern ergibt sich aus der verbrauchs- und somit nut-
zenspezifischen individuellen Zahlungsbereitschaft. (Nicolosi 2013) entwickelt daraus eine VoLL-Merit-
Order, die in Abbildung 13 dargestellt ist. Würde der VoLL als Nachfrageflexibilität nur eines Teils (z. B. 
nur im Beginn) der Kurve in den EOM integriert werden können, würde dies ausreichend ökonomische 
Anreize setzen, adäquate gesicherte Leistung bspw. durch Optionsscheine marktseitig bereitzustellen 
(Nicolosi 2013). 
 
Abbildung 13: Sektoral und regional aufgelöster VoLL (Quelle: (Nicolosi 2013)) 
Notwendige Voraussetzung dafür, dass diese Zahlungsbereitschaft der Nachfrageseite erschlossen 
werden kann, ist allerdings die zum Teil kostenintensive Ausrüstung eines wesentlichen Teils der Ver-
braucher mit entsprechender Mess- und Steuerungstechnik – z. B. Smart Meter (vgl. Faruqui, Harris & 
Hledik, 2010). Hinreichende Voraussetzung ist, diese zum einen zu nutzen und zum anderen von deren 
Nutzung in Form von zusätzlichen Erträgen oder Kosteneinsparungen zu profitieren. Erst wenn ausrei-
chend Preis- bzw. Tarifanreize bestehen, können bestehende DSR-Potenziale erschlossen und neue 
Potenziale entwickelt werden (Klobasa, Angerer et al. 2013).  
Jedoch lässt sich das realisierbare ökonomische Potenzial von Maßnahmen zur Nachfrageflexibilisie-
rung in Deutschland und Europa bisher nur vage abschätzen. In anderen Ländern (z. B. USA) konnten 
allerdings erhebliche Lastmanagementpotenziale erschlossen werden (vgl. Klobasa et al. 2013). Jedoch 
sind bereits heute ca. 60 % des Stromverbrauchs in Deutschland leistungsgemessen (Peek & Müsgens 
2011). 
2.4.3 Das Missing-Money-Problem  
Wie in Kapitel 2.1 geschildert, werden zur Refinanzierung der Erzeugungsanlagen über längere Zeit-
räume regelmäßig auftretende auskömmliche Knappheitspreise benötigt, die im effizienten Wettbe-
 Das heutige Strommarktsystem in Deutschland 27 
werb durch opportunitätskostenbasierte Mark-ups auf der Angebotsseite oder durch die Nachfra-
geseite erzeugt werden. Diese seltenen Preise haben einen wesentlichen Einfluss auf die Investitions-
entscheidung über Kraftwerke (Cramton & Stoft 2006). Aufgrund des geschilderten Marktmachtpoten-
zials und der Versorgungssicherheitsproblematik (keine Markträumung = kein Preis) in Knappheitssi-
tuationen besteht allerdings die Gefahr von fehlerhaften Investitionsanreizen und regulatorischen 
Eingriffen in Knappheitssituationen. Liegt der Marktpreis bspw. aufgrund von Marktmacht über dem 
optimalen Gleichgewichtspreis, kommt es zu Überinvestitionen. Liegt der Marktpreis bspw. wegen re-
gulatorischer Preisobergrenzen darunter, kann es zu Unterinvestitionen kommen (Cramton & 
Ockenfels 2012). Ein effizientes Marktergebnis wird durch regulatorische Eingriffe wegen Marktmacht-
gefahr behindert, weil dieses nicht auf die Versorgungssicherheit abzielt (Cramton & Stoft 2006). Ob 
wiederkehrende extreme Preisspitzen im Strommarkt und ggf. Stromrationierungen (Brownout) von 
Verbrauchern akzeptiert und von der Politik toleriert werden und Letztere auf Eingriffe zur Sicherung 
des in Deutschland vorhandenen sehr hohen Niveaus an Versorgungssicherheit verzichten würde, ist 
fraglich (Cramton & Stoft 2006; Matthes et al. 2015).  
Bereits heute existiert die beschriebene technische Preisobergrenze von 3.000 €/MWh im Day-Ahead-
Spotmarkt der EPEX Spot, die allerdings von der Börse selbst vorgegeben wird. In den vergangenen 
Jahren ergaben sich Knappheitssituationen mit Preisspitzen hauptsächlich in kalten Wintern mit einer 
sehr hohen Stromnachfrage in (Süd-)Frankreich (Schlemmermeier et al. 2015). Durch die Ausgleichs-
effekte der europäischen Marktkopplung und den weiteren EE-Ausbau werden Knappheits-
preise – nach Abbau der Überkapazitäten – allerdings durch die Wetterabhängigkeit der Nachfrage 
(Temperatur) und der fluktuierenden EE in ihrer Häufigkeit und Höhe zunehmend erratisch auftreten 
(Matthes et al. 2015).  
Neben den genannten regulatorischen Risiken, Preisspitzen zu verhindern, wirken neue Kraftwerke, 
die auch aufgrund effizienter gleichgewichtiger Preissignale gebaut werden, diesem Preissignal entge-
gen. Sie kannibalisieren sich selbst (Schlemmermeier et al. 2015). Diese strukturellen Refinanzierungs-
schwierigkeiten des Kraftwerksparks werden in der Theorie als sog. Missing-Money-Problem bezeich-
net:  
„The central problem, labeled ,missing money‘, is that, when generating capacity is adequate, 
electricity prices are too low to pay for adequate capacity. […] The missing-money problem is 
not that the market pays too little, but that it pays too little when we have the required level 
of reliability.” (Cramton & Stoft 2006) 
Die Folgen sind zuvorderst verzerrte Investitionsanreize bei hohen Risikozuschlägen, die zu sog. 
Schweinezyklen führen können – Phasen mit Überkapazitäten und Unterkapazitäten wechseln sich ab. 
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Je stärker Preisspitzen in ihrer Höhe begrenzt werden und je seltener sie auftreten, desto geringer ist 
der Anreiz, in Spitzenlastkraftwerke zu investieren. Selbst wenn Preisspitzen beobachtet werden, 
braucht es zum einen drei bis sieben Jahre, um neue Kraftwerke in Betrieb zu nehmen 
(Schlemmermeier et al. 2015). Und zum anderen ist fraglich, ob die Preisspitzen auch nach dem Bau 
und anschließend während der wirtschaftlichen Nutzungsdauer des Kraftwerks regelmäßig auftreten. 
Daraus folgt eher der Anreiz für generelle Unterkapazitäten. Daneben ist unsicher, inwiefern entste-
hende Unter- bzw. Überkapazitäten durch die Marktteilnehmer adäquat antizipiert werden können. 
(Cramton & Stoft 2006) 
Gebraucht wird somit eine Spitzenlasttechnologie, die sehr niedrige Fixkosten und hohe variable Kos-
ten hat, und für die ein dauerhafter Einsatzverzicht akzeptabel ist. Diese Anforderungen werden ledig-
lich von Lastmanagementmaßnahmen erfüllt. (Nicolosi 2013) 
2.5 Zwischenfazit 
Die politik-, technologie- und marktgetriebenen Entwicklungen des Strommarktes in Deutschland und 
Europa haben aus Marktsicht zu erheblichen Überkapazitäten geführt. Die aus diesen und aus den 
Preisentwicklungen für Brennstoffe und CO2-Zertifikate folgenden Stromgroßhandelspreise sind über 
einen längeren Zeitraum nicht auskömmlich, um die Fixkosten aller existierenden Kraftwerke zu de-
cken oder gar neue Erzeugungskapazitäten anzureizen. Selbst nach Abbau der Überkapazitäten ist die 
Refinanzierung der für die Versorgungssicherheit notwendigen Kraftwerkskapazität aufgrund von 
Marktfehlern nicht sicher. Zu diesen Marktfehlern gehört die unzureichende Internalisierung der ex-
ternen CO2-Emissionseffekte, die Allmende- und Trittbrettfahrerproblematik des Gutes Versorgungs-
sicherheit, das Marktmachtpotenzial in Knappheitssituationen und die kurzfristig weitgehend preisun-
elastische Nachfrage, die auf Informationsasymmetrien zwischen dem Großhandel und den Endver-
brauchern zurückzuführen ist. Unsichere, erratisch auftretende Knappheitspreise, deren Effizienz 
aufgrund von potenzieller Marktmacht und eventuell daraus folgenden regulatorischen Eingriffen 
nicht eindeutig bestimmt werden kann, können in Verbindung mit dem Kannibalisierungseffekt neuer 
Kraftwerke (Missing-Money-Problem) bei mangelnder Antizipation der Marktteilnehmer zu Schwei-
nezyklen und generell zu Investitionsattentismus und Unterinvestitionen führen. 
Vor dem Hintergrund hoher gesellschaftlicher Kosten von größeren Stromausfällen erscheint die For-
derung nach der Einführung von zusätzlichen Kapazitätsvergütungsmechanismen, um ein politisch  
oder regulatorisch gewünschtes Niveau an Erzeugungskapazität zu sichern, zumindest nachvollziehbar. 
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Der daraus abzuleitende generelle Dissens zwischen Befürwortern und Gegnern von Kapazitätsmecha-
nismen außerhalb des EOM ist folglich, ob es sich bei diesen Problemen lediglich um eine vorüberge-
hende Störung des Marktes handelt, die durch ein verbessertes Design des EOM korrigiert werden 
kann, oder ob tatsächlich ein damit nicht behebbares generelles Marktversagen im EOM vorliegt, dem 
nur mit Kapazitätsmechanismen beizukommen ist. Im folgenden Kapitel werden die aktuellen und po-
tenziellen Marktdesignveränderungen kritisch diskutiert.
 
3 Kapazitätsmechanismen für den 
deutschen Strommarkt8 
Das derzeitige Marktdesign weist, wie zuvor geschildert, in einigen Punkten Schwächen auf, die zu 
einem Marktversagen führen könnten. Im Folgenden wird qualitativ diskutiert, inwiefern ein angepass-
ter EOM – der sog. EOM 2.0 – oder Kapazitätsmechanismen die Probleme im EOM lösen können und 
welche grundsätzlichen ökonomischen Effekte sich daraus ergeben.  
Im nachfolgenden Kapitel 3.1 wird auf den EOM 2.0 näher eingegangen. Anschließend wird in Kapitel 
3.2 ein Überblick über die diversen Ausprägungsformen von Kapazitätsmechanismen gegeben. In Ka-
pitel 3.3 werden die für Deutschland am meisten diskutierten Mechanismen eingehend qualitativ ana-
lysiert. Wichtige Designelemente wie Präqualifikationsbedingungen und grenzüberschreitende Betei-
ligung stehen anschließend im Mittelpunkt der Kapitel 3.4 bzw. 3.5. Zum Abschluss werden die Er-
kenntnisse in Kapitel 3.6 in den aktuellen Stand der Forschung einsortiert und in Kapitel 3.7 
zusammengefasst. 
3.1 Der EOM 2.0 
Im Auftrag des Bundesministeriums für Wirtschaft und Energie (BMWi) wurden im Jahre 2014 mehrere 
Gutachten veröffentlicht, die sich mit der grundsätzlichen Funktionsweise des deutschen EOM und der 
Notwendigkeit von Kapazitätsmechanismen qualitativ und quantitativ auseinandersetzen (vgl. 
Connect Energy Economics, 2014; Frontier Economics & Consentec, 2014; Frontier Economics & 
FORMAET Services, 2014; r2b energy consulting, 2014). 
Die Gutachten kommen sämtlich zu folgenden Schlüssen: 
• Der EOM kann grundsätzlich Versorgungssicherheit nach den Präferenzen der Verbraucher ef-
fizient gewährleisten – selbst bei hohen EE-Anteilen an der Stromversorgung. 
• Durch die Aufhebung von Preisobergrenzen im Spotmarkt und eine stärkere Nachfrageelasti-
zität durch den Abbau von Markteintrittsbarrieren für DSR-Prozesse (Potenzial: 10–15 GW) 
und Netzersatzanlagen (Potenzial: 5–10 GW) können auskömmliche Knappheitspreise und 
entsprechende inframarginale Deckungsbeiträge für alle Erzeugungsanlagen und DSR-Maß-
nahmen im Markt realisiert werden.  
                                                                                 
8 Dieses Kapitel ist eine überarbeitete und aktualisierte Fassung von (Götz 2014) und (Götz et al. 2015). 
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• Im derzeit existierenden Marktdesign in Deutschland können u. a. durch Anpassungen beim 
Bilanzkreismanagement (Erhöhung der Fahrplantreue), im Ausgleichsenergiesystem (grenz-
kostenbasierte Abrechnung) sowie in den Produktdefinitionen in den Spot- und Regelenergie-
märkten (Viertelstundenprodukte, kürzerer Ausschreibungsvorlauf) Hemmnisse und Fehlan-
reize abgebaut und zusätzliche Anreize geschaffen werden, die einem Marktversagen wirksam 
entgegenwirken. 
• Das Mark-up-Verbot, bei dem Anbieter mit marktbeherrschender Stellung nicht oberhalb ihrer 
Grenzkosten oder langfristigen Durchschnittskosten anbieten dürfen (vgl. Judith et al., 2011), 
sollte laut Connect Energy Economics (2014) abgeschafft werden. Hingegen ist laut Frontier 
Economics & FORMAET Services (2014) eine Aufhebung des Mark-up-Verbots nicht notwen-
dig, da einerseits Mark-ups oberhalb der Grenzkosten auch für Unternehmen mit marktbe-
herrschender Stellung möglich sind, wenn der Nachweis erbracht wird, die langfristigen Durch-
schnittskosten zu decken. Andererseits sind auch ohne Mark-ups hohe Deckungsbeiträge mög-
lich, wenn die Nachfrage den Preis setzt (Frontier Economics & FORMAET Services, 2014).  
• Eine internationale Koordination und Harmonisierung von Marktregeln ist zu empfehlen. 
• Eine strategische Reserve kann eingeführt werden, falls aus politischer Sicht eine zusätzliche 
Absicherung gewünscht wird. 
• Ausländische Kapazitätsmechanismen führen nicht zu einer schlechteren Versorgungssicher-
heit in Deutschland, da deren zusätzliche Kapazität teilweise auch für Deutschland genutzt 
werden kann. 
• Ein verbesserter EOM ist gegenüber zentralen und dezentralen Kapazitätsmechanismen gene-
rell im Vorteil. Kapazitätsmechanismen erhöhen die volkswirtschaftlichen Gesamtkosten des 
Stromsystems und die Endverbraucherkosten. Insbesondere zentrale Kapazitätsmechanismen 
haben hohe Regulierungs- bzw. Parametrierungsrisiken und würden zu Überkapazitäten füh-
ren. Falls aus politischen Gründen ein Kapazitätsmechanismus dennoch gewünscht wird, sollte 
dieser dezentral und umfassend ausgestaltet werden.  
Das BMWi hat die meisten Empfehlungen aus den Gutachten anschließend in ein Grünbuch und nach 
dessen öffentlicher Konsultation in ein Weißbuch übernommen sowie erste Gesetzesänderungen im 
Rahmen des Strommarktgesetzes (Gesetz zur Weiterentwicklung des Strommarktes vom 26. Juli 2016) 
auf den Weg gebracht (BMWi 2014, 2015a).  
Versorgungssicherheit wird durch das BMWi im Weißbuch wie folgt definiert: „Versorgungssicherheit 
ist gegeben, wenn jederzeit ein Ausgleich von Angebot und Nachfrage möglich ist“ (BMWi, 2014, S. 39). 
Damit erklärt sich das BMWi bereit, auf ein normatives nationales Kapazitätsziel generell zu verzichten 
und die Vorhaltung ausreichender gesicherter Leistung grundsätzlich dem Markt zu überlassen. Um 
die damit verbundene Unsicherheit dennoch zu reduzieren und den Transformationsprozess kosten-
günstig abzusichern, soll eine strategische Kraftwerksreserve bereitgehalten werden. (BMWi 2014)  
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Flankierend zum Weißbuch wurde im Jahr 2015 mit den an Deutschland physisch grenzenden sog. 
elektrischen Nachbarn eine gemeinsame Vereinbarung getroffen, welche einige der im Weißbuch ge-
nannten Maßnahmen mit den beteiligten Staaten teilt. Die einzelnen Punkte der Erklärung umfassen 
u. a. die grenzüberschreitende Kooperation und Intensivierung des Stromhandels, die Berücksichti-
gung grenzüberschreitender Effekte bei Markteingriffen, den Abbau von Flexibilitätshemmnissen, die 
Entwicklung von DSR, die Einführung von kurzfristigen Börsenprodukten, den Ausschluss von direkten 
oder indirekten Preisobergrenzen, die freie Preisbildung im Strommarkt und die daraus folgende Ver-
meidung staatlicher Eingriffe in Knappheitssituationen. Jedoch ist diese Vereinbarung rechtlich nicht 
bindend. (BMWi 2015b) 
Die Entscheidung des BMWi, auf einen Kapazitätsmarkt in Deutschland grundsätzlich zu verzichten, 
Eingriffe in Marktpreise auszuschließen und Knappheitssituationen mit potenziellen Stromrationierun-
gen zuzulassen, stellt laut (Schlemmermeier et al. 2015) eine politische Selbstbeschneidung dar. Der 
politische Druck könnte trotz aller verbindlichen oder unverbindlichen Verlautbarungen in Knappheits-
situationen so groß werden, dass Markteingriffe und somit Eingriffe in die freie Preisbildung unab-
wendbar werden. Marktteilnehmer müssen somit weiterhin mit einem politischen Eingriffsrisiko im 
Knappheitsfalle rechnen (vgl. Kapitel 2.4.2). Ob folglich erreicht werde, dass Investitions- und Stillle-
gungsentscheidungen von Kraftwerksbetreibern nicht weiter hinausgezögert werden, weil diese nun 
keinen Kapazitätsmarkt mehr erwarten und auf Knappheitspreise vertrauen, erscheine vor dem Hin-
tergrund möglicher Regierungswechsel sowie weiterer energie- und klimapolitischer Maßnahmen  
eher fragwürdig. (Schlemmermeier et al. 2015) 
Die Ergebnisse der Gutachten im Auftrag des BMWi basieren u. a. auf quantitativen Modellanalysen 
des europäischen Strommarktes und der genannten Kapazitätsmarktkonzepte, die teils zu sehr unter-
schiedlichen Resultaten gekommen sind. Da die Funktionsweise des EOM im Hinblick auf Investitions-
signale auf Knappheitspreisen basiert, wurden entsprechend DSR-Potenziale – insbesondere in Form 
von Lastabwurfmöglichkeiten im Industriesektor – modelliert, die bei Knappheit den Preis setzen. Die 
Modellierung basiert auf der expliziten Annahme, dass DSR-Potenziale erstens theoretisch vorhanden, 
zweitens technisch verfügbar und drittens ökonomisch erschließbar sind. (Frontier Economics & 
FORMAET Services 2014; r2b energy consulting 2014) 
Ob die Potenziale auf der Nachfrageseite von privaten Akteuren tatsächlich erschlossen werden, ist 
allerdings kritisch zu hinterfragen. Denn wenn Knappheitspreise auch das Investitionssignal für DSR-
Maßnahmen darstellen, werden entsprechende Anbieter nur dann investieren, wenn auskömmliche 
Preisspitzen auftreten oder diese sehr wahrscheinlich zu erwarten sind. (Matthes et al. 2015)  
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Darüber hinaus basieren die eingesetzten Modelle auf der generellen Annahme vollständiger Informa-
tion und perfekter Voraussicht sowie der Möglichkeit, Kraftwerkskapazität im Knappheitsfall umge-
hend zuzubauen (sog. overnight investment) (Frontier Economics & FORMAET Services 2014; r2b 
energy consulting 2014). In die Realität sind diese Modellannahmen allerdings nicht übertragbar. So 
basieren die Entscheidungen der Marktteilnehmer auf unsicheren Prognosen und Projektionen. Die 
Verfügbarkeit von relevanten Marktinformationen hat sich durch REMIT und EMIR sowie durch die 
Optimierung und Veröffentlichung der Einspeisungsprognose erneuerbarer Stromerzeuger zwar in den 
letzten Jahren zumindest in der kurzfristigen Vorausschau verbessert, allerdings bleibt eine Situation, 
in der alle Marktteilnehmer alles wissen, in der Praxis weiterhin eine Fiktion. Sollte der Kapazitätsman-
gel oder -überschuss von den Investoren aufgrund unvollkommener Information und begrenzter Vo-
raussicht falsch eingeschätzt werden, so ließen sich Kraftwerkskapazitäten im Knappheitsfall keines-
falls über Nacht errichten (vgl. Kapitel 2.1). Würden sie nach entsprechender Planungs- und Bauzeit 
von drei bis sieben Jahren errichtet, kannibalisieren sie anschließend ihr eigenes Preissignal – gerade 
dann, wenn sie entsprechende Einnahmen aus Knappheitspreisen zur Amortisation der Investitions-
kosten benötigen (Missing-Money-Problem). Schweinezyklen ließen sich in der Realität also keinesfalls 
ausschließen. Mithin bleibt fraglich, ob unregulierte Knappheitspreise, die in erster Linie durch länger 
anhaltende Frostperioden in Mitteleuropa entstehen würden, eine nachhaltige und verlässliche Erlös-
basis für adäquate Kraftwerksinvestitionen darstellen. (Cramton & Ockenfels 2012; Matthes et al. 
2015)  
Das vorherrschende Paradigma der Befürworter von Kapazitätsmechanismen besteht darin, dass der 
EOM im Allgemeinen aus den genannten Gründen langfristig keine Versorgungssicherheit in Form von 
Erzeugungsadäquanz bereitstellen können (Cramton & Stoft 2006). Im folgenden Abschnitt wird ein 
Überblick über mögliche Kapazitätsmechanismen gegeben. 
3.2 Überblick über mögliche Kapazitätsmechanismen im 
Strommarkt 
In der Theorie existieren diverse Möglichkeiten, Kapazität außerhalb des EOM zu vergüten, die in der 
Realität in vielen verschiedenen Ausgestaltungsformen und Kombinationen implementiert werden. 
Die Mechanismen können unterschieden werden nach der Kapazitätsallokation (zentraler Planer oder 
dezentrale Marktteilnehmer) und deren Steuerung (Mengen- oder Preissteuerung), nach dem Umfang 
der Einbeziehung von Kapazität (selektiv oder umfassend), nach dem Marktmechanismus (Auktion, 
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Börse, OTC, bilateraler Vertrag) und nach weiteren potenziellen Steuerungsgrößen. Tabelle 3 stellt die 
typischen Vertreter von Kapazitätsmechanismen gegenüber.9 
Tabelle 3: Überblick über Archetypen von Kapazitätsmechanismen (Quellen: (Beckers 2011; EEX 2013a; 
EURELECTRIC 2016; Neuhoff, Diekmann, Schill, et al. 2013; Stoft 2002; Süßenbacher et al. 2011; De Vries 2004; 





































































































































Bei den beiden Mechanismen strategische und operative Reserve wird Kapazität in der Regel vom 
Netzbetreiber beschafft und in Engpasssituationen durch diesen zum Einsatz angewiesen. Die Beschaf-
fung kann dabei sowohl durch Ausschreibungen als auch auf Vertragsbasis erfolgen. Während die stra-
tegische Reserve außerhalb des EOM agiert und bspw. durch Erreichen eines vorher bestimmten Preis-
                                                                                 
9 Ausführliche Beschreibungen und detaillierte qualitative Bewertungen der einzelnen Mechanismen finden sich 
u. a. in (Stoft 2002), (De Vries 2004), (Süßenbacher et al. 2011), (Flinkerbusch & Scheffer 2013) und (Winkler et 
al. 2013). 
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niveaus (z. B. Preisgrenze), bei einer fehlenden Markträumung oder auch bei weiteren (bspw. regiona-
len) Netzengpässen durch den Netzbetreiber aktiviert wird, erfolgt der Einsatz der operativen Reserve 
im EOM. Die strategischen Reservekraftwerke werden in der Regel mit einem langfristigen oder end-
gültigen Rückkehrverbot in den EOM belegt, damit keine Erlösoptimierung der Kraftwerksbetreiber 
zwischen den einzelnen Vergütungsmechanismen angereizt wird, die zu Ineffizienzen führt. Die ope-
rative Reserve kann hingegen aufgrund der Durchlässigkeit und Optimierbarkeit zwischen Reserve und 
EOM als eine zusätzliche Regelenergieart betrachtet werden. Beiden Mechanismen ist gemein, dass 
im Vergleich zur Marktkapazität aus Gründen der reinen Reservehaltung lediglich vergleichsweise 
kleine Mengen beschafft werden. Kernelemente der Reserven sind somit die Beschaffung, das Auslö-
sesignal und die Steuerung des Aktivierungsprozesses (Neuhoff et al. 2016). (Beckers 2011; Chao & 
Wilson 2002; Consentec et al. 2013; Neuhoff 2013; Neuhoff, Diekmann, Schill, et al. 2013; r2b energy 
consulting 2012; Stoft 2002; Süßenbacher et al. 2011) 
Die einfachste Form der umfassenden Kapazitätsvergütung außerhalb des EOM sind Kapazitätszahlun-
gen. Hierbei erhalten Kraftwerksbetreiber vom Regulierer für die Bereitstellung von Kapazität Zu-
schüsse, um Neuinvestitionen oder den Weiterbetrieb von Kraftwerken anzureizen. Die Höhe der Zah-
lungen, welche die Kapazitätsmenge bestimmt, kann zwischen verschiedenen Technologien, Alt- und 
Neuanlagen oder auf Basis der Entfernung vom gewünschten Kapazitätsniveau differenziert werden. 
Insofern kann der Mechanismus sowohl selektiv als auch umfassend ausgestaltet werden. Da hier 
keine Menge ausgeschrieben wird, findet die Steuerung lediglich über den Preis, also die Zahlungshöhe 
statt. (Beckers 2011; Süßenbacher et al. 2011) 
Kapazitätszertifikate und -optionen können sowohl einzeln als auch kombiniert genutzt werden. Bei 
beiden findet eine reine Mengensteuerung statt. Die Beschaffung der Kapazität kann entweder durch 
den Netzbetreiber oder Regulierer stattfinden oder die Nachfrager im EOM (Vertriebe) werden ver-
pflichtet, ausreichend Kapazität über Zertifikate oder Optionen zu beschaffen, aus denen sich die Ver-
gütung für die Kraftwerksbetreiber ergibt. Im Falle einer zentralen Beschaffung der Kapazitätszertifi-
kate ist auch eine selektive Ausgestaltung bspw. nur für Neuanlagen oder stilllegungsbedrohte Altan-
lagen möglich (vgl. (Matthes et al. 2012)). Mit der Optionslösung wird einerseits eine freiwillige oder 
verpflichtende Absicherung der Nachfrager beabsichtigt und andererseits der tatsächliche Einsatz der 
Kraftwerke angereizt, während gleichzeitig Marktmacht und Überrenditen verhindert werden sollen. 
Hierfür reichen die Kraftwerksbetreiber Call-Optionen in Höhe ihrer bereitgestellten Kapazität an den 
Regulierer aus, der sie anhand des Anteils an der Höchstlast an die Nachfrager im EOM weiterreicht. 
Wurden zuvor Kapazitätszertifikate durch den Regulierer erworben, empfiehlt es sich, die Prämie der 
Call-Option auf null zu setzen, da die Fixkosten der Kraftwerke bereits über die Zertifikate vergütet 
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werden. Sobald der Spotmarktpreis nun den auf der Call-Option angegebenen Ausübungspreis über-
steigt, sind die Stromerzeuger zum Barausgleich in Höhe der Differenz zwischen Spotmarktpreis und 
Ausübungspreis verpflichtet, die der Regulierer an die Nachfrager weiterreicht. Der Ausübungspreis 
stellt somit eine implizite Preisobergrenze im EOM dar. Alternativ ist auch eine rein freiwillige oder 
verpflichtende Optionslösung denkbar, bei der die Call-Optionen direkt vom Kraftwerksbetreiber an 
den Nachfrager im EOM verkauft werden. Die Kapazitätshöhe der Optionen muss dabei nicht notwen-
digerweise durch den Regulierer festgelegt werden. Aus dem Verkaufserlös der Option kann der Kraft-
werksbetreiber seine Fixkosten finanzieren. Diese Lösung ließe sich in der Praxis auch ohne regulato-
rischen Eingriff einrichten, indem die Strombörse entsprechend handelbare Produkte einführt. Im Un-
terschied zu bereits existierenden Optionsprodukten im Terminmarkt des EOM würde nicht die zu 
liefernde Megawattstunde den Optionswert bestimmen, sondern die dauerhaft bereitgestellte Kraft-
werksleistung in Megawatt, die in diesem Falle auch tatsächlich physisch vorgehalten werden muss. 
(Batlle & Rodilla 2010; Beckers 2011; Böckers et al. 2011; Cramton & Ockenfels 2012; Cramton & Stoft 
2005, 2006, 2008; Elberg et al. 2012; Joskow 2006; Matthes et al. 2012; Süßenbacher et al. 2011) 
Weitere Möglichkeiten, ausreichend Kapazität im Strommarkt zu beschaffen bzw. zu vergüten, beste-
hen darin, dass der Regulierer selbst Kraftwerke beschafft und betreibt. Dies ist in unterschiedlichen 
Ausprägungsformen der vertikalen Integration möglich. So ist denkbar, dass der Regulierer ähnlich zu 
den Reservemechanismen selektiv oder umfassend Kapazität ausschreibt oder über bilaterale Verträge 
kontrahiert, aber im Unterschied zu den zuvor genannten Kapazitätsmärkten über deren Einsatz auch 
selbst entscheidet (regulatorische Procurement-Verträge). Möglich wäre auch, dass eigene Kraft-
werkskapazität des Regulierers im EOM angeboten wird. Die höchste Form der Integration wäre der 
Bau und Betrieb aller Kraftwerke durch den Regulierer. Dies würde eine Rückabwicklung des liberali-
sierten Stromgroßhandels bedeuten und wäre in Europa aufgrund der existierenden Vorschriften der-
zeit rechtlich nicht möglich. (Beckers 2011) 
Bei sämtlichen Mechanismen ist es durch detailliert ausgestaltbare Präqualifikations- und Handelsbe-
dingungen, die entweder vom Regulierer, von der Börse oder den Vertragsparteien vorgegeben wer-
den, möglich, durch direkte oder indirekte Technologiebeschränkungen (politische) Nebenziele zu er-
reichen. (Böckers et al. 2011; Weber et al. 2013) 
Im folgenden Abschnitt werden die in den letzten Jahren für Deutschland hauptsächlich diskutierten 
Mechanismen, die Ausprägungsformen der Archetypen darstellen, einer detaillierten qualitativen Ana-
lyse unterzogen. 
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3.3 Diskutierte Kapazitätsmechanismen für Deutschland 
Die in den letzten Jahren in Deutschland im größeren öffentlichen und politischen Rahmen diskutierten 
Kapazitätsmechanismen sind in Tabelle 4 aufgeführt und anhand ihrer wichtigsten Unterscheidungs-
merkmale gegenübergestellt. Analog zu Tabelle 3 erfolgt eine konzeptionelle Unterscheidung der Vor-
schläge hauptsächlich nach der Form der Kapazitätsplanung und -beschaffung (zentral/dezentral) und 
nach ihrem Umfang (selektiv/umfassend). Weitere Unterscheidungsgrößen sind der Preisbildungsme-
chanismus, das nachgefragte Produkt, die maßgeblichen Steuerungsgrößen sowie der Finanzierungs-
mechanismus.  
Tabelle 4: Überblick der diskutierten Kapazitätsmechanismen (Quelle: eigene Darstellung in Anlehnung an 
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In den nächsten Abschnitten werden die einzelnen Konzepte anhand der nachfolgenden Kriterien ana-
lysiert. 
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3.3.1 Beurteilungskriterien 
Die Einführung eines Kapazitätsmechanismus sollte laut (De Vries 2004), (Diermann 2011), 
(Süßenbacher et al. 2011) und (Weber et al. 2013) an die Erfüllung sinnvoller Kriterien der Effektivität, 
Praktikabilität und Effizienz gebunden werden. Diese werden wie folgt über Unterkriterien definiert: 
Effektivität und Praktikabilität 
• Gewährleistung der Versorgungssicherheit 
• Rentabilität von Investitionen 
• Kompatibilität mit politischen Rahmenbedingungen 
• Einhaltung der Wettbewerbsordnung 
Effizienz (allokativ, produktiv, dynamisch) 
• Zeit- und ortsgerechte Investitionsanreize 
• Informationseffizienz (Knappheitssignale, geringe Markteintrittsbarrieren) 
• Innovationseffizienz (Flexibilität, Wettbewerbsdruck, Nachfrageelastizität) 
• Diskriminierungsfreiheit (Verhinderung von Marktmacht) 
• Geringe Transaktionskosten (und Transformationskosten) (Diermann 2011; Süßenbacher et al. 
2011; De Vries 2004; Weber et al. 2013) 
Darüber hinaus gibt es weitere Anforderungen, die durch die Erfüllung der zuvor genannten indirekt 
erfüllt werden sollten: 
• Robustheit und Flexibilität gegenüber externen Schocks (geringer Regulierungsaufwand) 
• Reduktion der Preisrisiken (z. B. durch Primär- und Sekundärhandel) 
• Vermeidung von Windfall-Profits und Begrenzung von Verteilungseffekten 
• Gewährleistung von Marktliquidität und Preiskontinuität 
• Begrenzung von Marktmacht durch Nachfrageflexibilisierung und externe Überwachung 
(Börse, Kartellamt) (Diermann 2011; Süßenbacher et al. 2011; De Vries 2004; Weber et al. 
2013). 
Sonderziele, wie Umweltschutz oder EE-Ausbau, sollten nicht im Rahmen von Kapazitätsmechanismen 
adressiert werden (Weber et al., 2013). 
Im Hinblick auf die Entscheidung für oder gegen ein bestimmtes Marktdesign-Konzept muss sich jeder 
Vorschlag zudem an folgender Fragestellung messen lassen: 
 Kapazitätsmechanismen für den deutschen Strommarkt  39 
• Wie groß ist das tatsächliche Optimierungspotenzial, das durch den Mechanismus erschlossen 
wird, und wie hoch ist die daraus resultierende langfristige volkswirtschaftliche Rendite? 
Reichen die in Kapitel 2.4 genannten Ursachen der Refinanzierungsprobleme oder regionale Kapazi-
tätslücken als alleinige Rechtfertigung für eine umfassende Veränderung des Strommarktdesigns aus? 
Das Optimierungspotenzial und die volkswirtschaftliche Effizienzsteigerung müssen somit groß genug 
sein, um die Einführung eines Konzeptes mit vergleichsweise hohen Transformationskosten, einer ho-
hen Komplexität oder großen Verteilungseffekten zu rechtfertigen.  
3.3.2 Kapazitätsreserve 
Als „Hosenträger zum Gürtel“ (BMWi 2015a) wird flankierend zu den Maßnahmen des EOM 2.0 bis 
2020 in Deutschland eine strategische Kraftwerksreserve aufgebaut (vgl. Kapitel 3.1 und 3.2; (BMWi 
2015a)).  
Seit 2014 existiert bereits die sog. Netzreserve nach § 13d EnWG, die dazu dient, systemrelevante vo-
rübergehend stillgelegte oder stilllegungsbedrohte Kraftwerke in Süddeutschland und geeignete Anla-
gen im europäischen Ausland betriebsbereit zu halten, um sie zur Behebung regionaler Netzengpässe 
durch die Netzbetreiber außerhalb der Strommärkte einsetzen zu können. Die Vergütung erfolgt auf 
Basis von Kostenerstattungen (§ 13d EnWG). Zusätzlich zur Netzreserve ist es den ÜNB durch die Ge-
setzesnovelle gestattet, bis zu 2 GW an eigenen Netzstabilitätsanlagen zu errichten, die ausschließlich 
im Falle von Netzengpässen eingesetzt werden können (§ 11 (3) EnWG10). Die Bundesnetzagentur hat 
den Bedarf für solche Erzeugungsanlagen von 2020 bis 2025 auf zusätzliche 1,2 GW festgelegt 
(Bundesnetzagentur 2017).  
Mit dem Strommarktgesetz wurde ergänzend zur Netzreserve die Kapazitäts- und Klimareserve (KKR) 
eingeführt (§ 13e ff. EnWG). Das Teilsegment der Klimareserve (sog. Braunkohlereserve) hat zum Ziel, 
durch das schrittweise Aus-dem-Markt-Nehmen von sieben alten Braunkohleblöcken mit einer Leis-
tung von insgesamt 2,7 GW und deren vorübergehende Überführung in eine gesetzlich erzwungene 
Sicherheitsbereitschaft, die CO2-Emissionen des Stromsektors bis 2020 zu verringern (§ 13g EnWG). 
Insofern wird versucht, Klimaziele mit dem Kapazitätsmechanismus zu erreichen. Die Kraftwerke wer-
den nach vier Jahren in der Klimareserve endgültig stillgelegt (§ 13g (1) EnWG). Die Vergütung erfolgt 
hier auf Basis von entgangenen Deckungsbeiträgen an den Strommärkten (§ 13g (5) i. V. m. § 13g (7) 
EnWG). 
                                                                                 
10 Vormals § 13k EnWG. 
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Zusätzlich zur Klimareserve wird ab 2018 die eigentliche Kapazitätsreserve als Teilsegment der KKR in 
Höhe von anfänglich 2 GW aufgebaut, die im Gegensatz zur Klimareserve wettbewerblich im Einheits-
preisverfahren ausgeschrieben wird (§ 13e EnWG). Nach Stilllegung der Braunkohlekraftwerke in der 
Klimareserve übernimmt die Kapazitätsreserve exklusiv die Reservefunktion im Sinne einer strategi-
schen Reserve (vgl. Kapitel 3.2). Auch die Netzreserve soll ab 2022 teilweise in die Kapazitätsreserve 
überführt werden. Hierfür wird in einem ersten Schritt ermittelt, welche bezuschlagten Kraftwerke in 
der inländischen Kapazitätsreserve die Anforderungen der Netzreserve erfüllen. Der verbleibende 
Netzreservebedarf wird anschließend wie bisher bilateral auf Kostenbasis auch mit Anlagen im Ausland 
kontrahiert. Der langfristige Reservebedarf wird auf etwa 5 % der Jahreshöchstlast (4–5 GW) determi-
niert sowie im Rahmen des Versorgungssicherheitsmonitorings regelmäßig überprüft und ggf. ange-
passt (§ 13e (5) EnWG). Für alle Anlagen in der Netzreserve und der KKR gilt ein Vermarktungsverbot 
an den Strommärkten sowie ein Rückkehrverbot nach Teilnahme in der jeweiligen Reserve (§ 13d 
EnWG i. V. m. §§ 5, 7 NetzResV, § 13e (4) EnWG). Das Vermarktungsverbot erstreckt sich auch auf 
Netzbetreiber, sodass die Anlagen stets außerhalb des EOM oder der Regelenergiemärkte nur auf An-
weisung des Netzbetreibers eingesetzt werden dürfen (§ 7 NetzResV, § 13e (4) EnWG). Die KKR kommt 
zum Einsatz, wenn auch nach wiederholter Auktion keine Markträumung am Spotmarkt möglich ist 
(§ 13e (4) EnWG). Die Beschaffungskosten der Reservemechanismen werden über die Netzentgelte 
und die Einsatzkosten verursachergerecht im Rahmen des Ausgleichsenergiemechanismus auf die Bi-
lanzkreise umgelegt. (Wustlich 2015) 
Effektivität und Praktikabilität sind bei der strategischen Reserve zumindest kurzfristig durchaus gege-
ben. Allerdings handelt es sich ausschließlich um eine (vorübergehende) Absicherungslösung für 
Knappheitssituationen mit dem Ziel, die Rückwirkungen auf den EOM zu minimieren. Die grundsätzli-
chen Investitionsanreize müssen somit weiterhin aus dem EOM kommen (Maurer 2013). Im Strom-
markt auftretende Knappheitssituationen könnten durch die Absicherung generell zugelassen werden, 
ohne dabei die Versorgungssicherheit zu gefährden. Somit ist grundsätzlich die Schaffung einer höhe-
ren politischen Akzeptanz für Knappheitspreise möglich. Allerdings ist die Verhinderung eines oppor-
tunen politischen Einsatzes der strategischen Reserve nicht garantiert. (Elberg et al. 2012; Neuhoff, 
Diekmann, Schill, et al. 2013) 
Die Eingriffstiefe sowie die Transaktions- und Transformationskosten der strategischen Reserve halten 
sich aufgrund der geringen Komplexität und der Einhaltung der Wettbewerbsordnung in Grenzen. 
Auch eine dauerhafte oder vorübergehende Abschaffung ist bei ausreichend Kapazität im EOM grund-
sätzlich möglich. Darüber hinaus ist die Vereinbarkeit mit dem EU-Binnenmarkt vergleichsweise hoch, 
da nur geringe grenzüberschreitende Effekte zu erwarten sind. Die über die Netzentgelte zu sozialisie-
renden Kosten werden mit 150 Mio. € bis 4 Mrd. € pro Jahr, ebenso wie die Verteilungseffekte, als 
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relativ niedrig eingeschätzt (Frontier Economics & Consentec 2014; r2b energy consulting 2014). 
(Consentec et al. 2013; Elberg et al. 2012; Neuhoff 2013; r2b energy consulting 2012; Süßenbacher et 
al. 2011) 
Die strategische Reserve soll nicht den gesamten konventionellen Kraftwerkspark über Kapazitätszah-
lungen unterstützen. Bestandskraftwerke im EOM könnten sich allerdings über zusätzliche, sehr hohe 
Deckungsbeiträge in wenigen (durch die Reserve abgesicherten) Knappheitsstunden am EOM refinan-
zieren. Allerdings ist selbst dann fraglich, wie häufig diese Knappheitsstunden im derzeitigen Markt-
umfeld (Überkapazitäten, Marktkopplung) tatsächlich auftreten und ob die Anreize für den Neubau 
von Kraftwerken ausreichen würden. Der dafür notwendige Abbau von Überkapazitäten könnte auf-
grund der Absicherungslösung in strukturellen Unterkapazitäten münden. Dadurch entstünde politi-
scher Druck, die strategische Reserve auszuweiten, um Kraftwerken eine vergleichsweise sichere Refi-
nanzierung zu ermöglichen. Dieser sog. Rutschbahneffekt könnte dazu führen, dass am Ende ein Groß-
teil des konventionellen Kraftwerksparks über die strategische Reserve zu refinanzieren wäre (EEX 
2013a; Tietjen 2012; Winkler et al. 2013). In diesem Fall wäre eine Umwandlung in einen anderen 
Kapazitätsmechanismus denkbar (BMWi 2015a). Hat sich im EOM ein optimales Kapazitätsniveau ge-
bildet, würde die KKR ihrerseits wiederum zu leichten Überkapazitäten führen, die durch die Verbrau-
cher zu finanzieren wären. Langfristig wäre folglich die Erzeugungssicherheit aufgrund der mangelnden 
Anreize nicht generell verbessert. Darüber hinaus entstünden grundsätzlich Ineffizienzen, wenn Be-
standskraftwerke dem herkömmlichen Dispatch im EOM vor Ablauf ihrer Lebenszeit nicht mehr zur 
Verfügung stehen (Elberg et al. 2012).  
Solange Überkapazitäten vorhanden sind, ließe sich die strategische Reserve vergleichsweise kosten-
günstig durch Ausschreibungen beschaffen, weil eher abgeschriebene Altanlagen an der Auktion teil-
nehmen würden. Sollten die Überkapazitäten so weit abgebaut sein, dass Kraftwerke in einem funkti-
onierenden EOM mit Knappheitspreisen, ausreichende Deckungsbeiträge erzielen, um auch für Anla-
gen am Ende der Merit-Order Gewinne zu erwirtschaften, könnten die Beschaffungskosten durch die 
Einpreisung von Opportunitätskosten der EOM-Kraftwerke bzw. der Kapitalkosten alternativer Neu-
bauten signifikant steigen. (vgl. (Frontier Economics & Consentec 2014; r2b energy consulting 2014)) 
Da sämtliche Anreize für Investition, Flexibilität und Innovation für Marktkraftwerke weiterhin grund-
sätzlich aus dem EOM kommen, ist deren regionale Allokation vom Zuschnitt der Preiszone abhängig. 
Innerhalb der KKR ist allerdings auch eine getrennte regionale Ausschreibung (z. B. getrennt in Nord- 
und Süddeutschland) denkbar, führt allerdings zu einer niedrigeren Liquidität des KKR-Marktes 
(Maurer 2013). Aufgrund des latenten Marktmachtpotenzials in einer regionalen KKR-Auktion kann es 
tatsächlich sinnvoller sein, die Regionalsteuerung über bilaterale Mechanismen oder gesetzlichen 
Zwang zu organisieren, so wie es mit der Netzreserve derzeit durchgeführt wird. 
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Die KKR wird in Deutschland in einem Marktumfeld eingeführt, das von Überkapazitäten bestimmt 
wird (vgl. Kapitel 2.4.1). Die KKR ist somit, solange die Überkapazitäten nicht abgebaut sind, überflüs-
sig. Im Einsatzfall können per Definition allerdings alle Kraftwerke im EOM Marktmacht ausüben. Laut 
(Schlemmermeier et al. 2015) könne nur eine Dimensionierung auf mindestens 10 % der Jahreshöchst-
last einen marktmachtbedingten kartellrechtlichen Eingriff in den Knappheitsstunden abwenden. Die 
Frage der effektiven und effizienten Dimensionierung steht somit im Zentrum der Kritik an diesem 
Reservemechanismus. Davon ist auch die Robustheit des Mechanismus abhängig. 
3.3.3 Versorgungssicherheitsverträge 
Das Konzept der Versorgungssicherheitsverträge des EWI basiert auf Kapazitätsverpflichtungen für 
Stromerzeuger in Kombination mit physischen Verfügbarkeitsoptionen (Call-Option). Im Rahmen einer 
holländischen Auktion, der eine Präqualifikation vorausgeht, beschafft der sog. Koordinator des Ver-
sorgungssicherheitsmarktes (KVM; Regulierer/ÜNB) Kapazitätsverpflichtungen entsprechend seines 
Kapazitätsziels. Die Stromerzeuger erhalten die in der Auktion bestimmten Kapazitätszahlungen, die 
auf den Strompreis umgelegt werden. Während Neuanlagen ihr Gebot in der Auktion frei wählen dür-
fen, werden Bestandsanlagen verpflichtet, zu einem Preis von null zu bieten. Neuanlagen werden für 
einen längeren Zeitraum vergütet (z. B. 15 Jahre), die Zahlungen an Bestandsanlagen werden jährlich 
wiederkehrend in der Auktion ermittelt und ausgezahlt. Im Gegenzug zu den Kapazitätszahlungen rei-
chen die Stromerzeuger Verfügbarkeitsoptionen als Call-Option an den KVM aus, deren Ausübungs-
preis der KVM bestimmt. Sobald der Spotmarktpreis nun den Ausübungspreis übersteigt, sind die 
Stromerzeuger zum Barausgleich in Höhe der Differenz zwischen Spotmarktpreis und Ausübungspreis 
verpflichtet, die der KVM an die Stromlieferanten weiterreicht. Die Call-Option in Verbindung mit dem 
Barausgleich hat das Ziel, Anreize für einen tatsächlichen Einsatz des Kraftwerks am EOM zu schaffen 
und dabei Marktmacht, Überrenditen und Preisvolatilität im EOM zu reduzieren. Zusätzliche Sanktio-
nen bei Nichterfüllung neben der Call-Option sind nicht angedacht. (Elberg et al. 2012) 
Während die strategische Reserve eine reine Versicherungslösung für den EOM darstellt, handelt es 
sich bei dem Konzept der Versorgungssicherheitsverträge um eine umfassende Änderung des Markt-
designs mit hoher Eingriffstiefe. Ein neuer Markt für Versorgungssicherheit wird geschaffen, die durch 
ausreichende Investitionsanreize effektiv und auch vergleichsweise effizient gewährleistet werden 
kann. Übermäßige Renditen und Marktmacht im EOM werden durch die Verfügbarkeitsoption wirksam 
vermieden. Das Risiko für Preisspitzen im EOM wird für die Marktteilnehmer gesenkt. (Frontier 
Economics & Consentec 2014; Neuhoff, Diekmann, Gerbaulet, et al. 2013; r2b energy consulting 2014; 
Winkler et al. 2013) 
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Die direkte Mengensteuerung führt zu einer hohen Wahrscheinlichkeit, ein regulatorisches Kapazitäts-
ziel zu erreichen, kann allerdings gleichzeitig erhebliche Probleme mit sich bringen. Unklar ist bspw., 
wie die Kapazitätsvorgabe ermittelt werden soll und welche Rolle die Nachfrageseite (DSR) und das 
Ausland spielen sollen. Zudem ist der Vorschlag hoch-komplex und wahrscheinlich mit hohen Transak-
tions- und Transformationskosten verbunden. Es besteht ein erhebliches politisches Parametrierungs-
risiko (Kapazitätsbedarf, Ausübungspreis, Auktionsdesign, Präqualifikation) und somit ex ante und ex 
post die Gefahr regulatorischer Eingriffe – auch ohne deren Legitimierung wegen offensichtlicher De-
signfehler. Da der Kapazitätsbedarf mit fünf bis sieben Jahren Vorlauf regulatorisch vorgeschrieben 
wird, ist mit ineffizienten Überkapazitäten zu rechnen – auch weil der Beitrag des Auslands festgelegt 
wird. Dass dies ein reales Problem darstellt und aufgrund risikoaverser Regulierer beinahe zwangsläu-
fig zu Überkapazitäten führt, zeigen (Newbery & Grubb 2014) mit einer Analyse des britischen zentra-
len Kapazitätsmarktes. Die lange Vorlaufzeit könnte in Kombination mit der vorher festgelegten Auf-
teilung in Neubau-, Bestandsanlagen- und DSR-Segmente zu einem ineffizienten Technologiemix füh-
ren. Daneben können umfangreiche Verteilungseffekte erwartet werden. Denn abgeschriebene 
Bestandsanlagen können in der Kapazitätsauktion von preisbestimmenden Neuanlagen profitieren 
und u. U. hohe Wind-Fall-Profits erzielen. Besonders zur Einführung sind die auf den Verbraucher um-
zulegenden Kosten hoch. Eine natürliche Rückkehr in das bestehende Marktdesign wäre aufgrund der 
Zentralität der Ausschreibung möglich, aber wegen der langen Vorlaufzeit mit Herausforderungen und 
hohen Kosten verbunden. (Frontier Economics & Consentec 2014; r2b energy consulting 2014) 
Der Einsatz von Verfügbarkeitsoptionen unterstellt eine Ausnutzung des Marktmachtpotenzials im 
EOM. Diese lässt sich allerdings derzeit nicht beobachten, auch weil sie, wie in Kapitel 2.4.2 ausgeführt, 
durch das Mark-up-Verbot, die technische Preisgrenze und eine intensive Handelsüberwachung be-
reits adressiert wird. Die Gefahr besteht jedoch, dass Marktmacht im Versorgungssicherheitsmarkt 
entstehen könnte – entweder durch strategische Stilllegungen, um das Restportfolio aufzuwerten,  
oder bei Regionalkomponenten, die zu einer geringeren Liquidität führen würden (Frontier Economics 
& Consentec 2014).  
Die Pflicht für Bestandsanlagen, zu null Euro zu bieten, ist sowohl rechtlich als auch ökonomisch kritisch 
zu betrachten. Theoretisch ist auch hier eine Stilllegungsspirale in Richtung Unterkapazität möglich, 
falls der Marktpreis im Kapazitätsmarkt mangels Neuanlagenbedarf bei null Euro verharrt und gleich-
zeitig durch die Call-Option Deckungsbeiträge aus Spotmarktpreisen oberhalb des Ausübungspreises 
verhindert werden (Frontier Economics & Consentec 2014). Ineffizienzen wären die Folge, weil Be-
standsanlagen vor dem Ende ihrer Lebenszeit durch (teurere) Neuanlagen ersetzt werden müssten. 
Die Auszahlungs- und Bereitstellungsdauer von Neuanlagen über mehrere Jahre würde die Nachfra-
geseite und Speicherlösungen systematisch benachteiligen, da diese erstens einen kurzfristigen Markt 
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benötigen und zweitens mangels Knappheit weniger von Preisspitzen bzw. -spreads am EOM profitie-
ren könnten. DSR lässt sich nur als gebündeltes Produkt in den Markt bringen. (Frontier Economics & 
Consentec 2014; Neuhoff, Diekmann, Gerbaulet, et al. 2013; r2b energy consulting 2014; Winkler et 
al. 2013) 
Offen ist auch, wie kollusives Verhalten in der Auktion und Trittbrettfahren (z. B. durch Nichtrealisie-
rung von Kapazität) verhindert werden können. Die Anreizproblematik durch eine wiederholte Auktion 
ein Jahr vor Inbetriebnahme ist ebenso offen. Die Rückwirkungen auf Termin- und Optionsmärkte sind 
zudem noch nicht vollständig untersucht. Versorger sichern sich heute über Terminmarktprodukte ge-
gen zukünftige Preisspitzen ab, die auch oberhalb eines potenziellen Ausübungspreises liegen können. 
Dieser Absicherungsmechanismus würde bei der Einführung der Verfügbarkeitsoptionen aufgebro-
chen werden müssen. Eine praktikable Lösung ist hier noch nicht ersichtlich. (Frontier Economics & 
Consentec 2014; Neuhoff, Diekmann, Gerbaulet, et al. 2013; r2b energy consulting 2014; Winkler et 
al. 2013) 
Regulatorische und juristische Fragen bezüglich der Ausgestaltung und Ausstattung der Stelle des KVM 
mit hoheitlichen Aufgaben sind ebenso zu klären wie notwendige Präqualifikationsbedingungen (Ge-
nehmigungsfragen, Kraftwerksstandorte, Brennstoffversorgung). Das durch den KVM zu bestimmende 
Versorgungssicherheitsniveau ist derzeit nicht gesetzlich festgelegt. Hier wären auch in Bezug auf an-
dere zentrale Kapazitätsmechanismen gesetzgeberische Maßnahmen zu ergreifen. (Frontier 
Economics & Consentec 2014; Neuhoff, Diekmann, Gerbaulet, et al. 2013; r2b energy consulting 2014; 
Winkler et al. 2013) 
3.3.4 (Temporär) Fokussierte Kapazitätsmärkte  
Die Idee des fokussierten Kapazitätsmarktes des Öko-Instituts verbindet Elemente der strategischen 
Reserve und der Versorgungssicherheitsverträge mit dem Ziel, die Verteilungseffekte eines Kapazitäts-
marktes zu begrenzen. In zwei separaten zentralen Auktionen, einer für stilllegungsgefährdete kon-
ventionelle Erzeugungsanlagen und einer für Neubaukraftwerke, wird Kapazität durch den Regulierer 
beschafft und ähnlich wie im umfassenden zentralen Kapazitätsmarkt eine Call-Option zur Abschöp-
fung von Überrenditen durch Preisspitzen ausgegeben. Wirtschaftliche Bestandsanlagen sind vom Ka-
pazitätsmarkt ausgeschlossen. Als Abgrenzungskriterium für stilllegungsgefährdete Anlagen dient die 
historische Auslastung der Kraftwerke. Sie erhalten Zahlungen über ein oder vier Jahre, um auch DSR-
Gebote zu ermöglichen. Deren Präqualifikationskriterien (Abrufhäufigkeit und -dauer) sind noch zu 
spezifizieren. Neuanlagen erhalten Zahlungen über 15 Jahre, unterliegen aber einer strengen rechtli-
chen und technischen Präqualifikation, die auch an Flexibilitäts- und Umweltziele geknüpft wird. Als 
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Entscheidungsbasis für den Regulierer dient ein umfangreicher Versorgungssicherheitsbericht, dessen 
Erstellung an den Netzentwicklungsplan angelehnt werden kann (Matthes et al. 2012). 
Aufgrund der Ähnlichkeit der Vorschläge können die Effizienz- und Effektivitätskritik an den Versor-
gungssicherheitsverträgen in Bezug auf die Verfügbarkeitsoptionen, auf die Ermittlung des Kapazitäts-
bedarfs mit Tendenz zur Überkapazität sowie auf den unklaren Beitrag des Auslands, der Vorlaufzeit 
und das Marktmachtpotenzial grundsätzlich auch für den fokussierten Kapazitätsmarkt übernommen 
werden.  
Erzeugungssicherheit kann auch mit diesem Mechanismus grundsätzlich effektiv gewährleistet wer-
den. Die Investitionsanreize für Neuanlagen und DSR erscheinen ausreichend. Die Präqualifikationsan-
forderungen sollen den ökologischen Umbau der Stromerzeugung flankieren. Äquivalent zu den Ver-
sorgungssicherheitsverträgen sind auch hier die Eingriffstiefe, die Komplexität und das Parametrie-
rungsrisiko hoch.  
Die Fokussierung auf stilllegungsbedrohte Bestandsanlagen, DSR sowie flexible und CO2-arme Neuan-
lagen reduziert jedoch die gesamtwirtschaftliche Effizienz der Gewährleistung der Erzeugungssicher-
heit. Hingegen werden die Verteilungseffekte und Wind-Fall-Profits für abgeschriebene Altanlagen im 
Vergleich zum umfassenden Kapazitätsmarkt erheblich gesenkt. Dennoch führt die Segmentierung zu 
Umverteilungseffekten zwischen den einzelnen Segmenten und den nichtbegünstigten Bestandsanla-
gen. Die Kapazitätszahlungen liegen ebenso wegen der Segmentierung hier wahrscheinlich höher. Die 
Fokussierung ist jedoch nur vorübergehend, weil der Rutschbahneffekt langfristig den kompletten kon-
ventionellen Kraftwerkspark in den Kapazitätsmarkt führen wird. Somit konvergieren der umfassende 
und der fokussierte Kapazitätsmarkt auf lange Sicht. (Frontier Economics & Consentec 2014; Neuhoff, 
Diekmann, Gerbaulet, et al. 2013; r2b energy consulting 2014; Winkler et al. 2013) 
Für Bestandsanlagen ist das genaue Abgrenzungskriterium der Stilllegungsgefährdung entscheidend. 
Das Risiko politischer Eingriffe ist neben der Ermittlung des Kapazitätsbedarfes vor allem in diesem 
Punkt durchaus gegeben. In der derzeitigen Ausgestaltungsvariante werden Kohlekraftwerke nicht be-
rücksichtigt, da sie die Kriterien (< 2.000 erfolgreiche Gebotsstunden) trotz tatsächlicher stilllegungs-
gefährdender Unwirtschaftlichkeit nicht erfüllen und vorzeitig stillgelegt werden würden. Dies könne 
auch aufgrund des langen Vorlaufs zu Unterkapazitäten führen. Das Kriterium wäre deshalb ökono-
misch sinnvoll und juristisch robust auszugestalten. Eine Determinierung über geordnete Prozesse, wie 
im Versorgungssicherheitsbericht angedacht, kann die politische Einflussnahme begrenzen. (Frontier 
Economics & Consentec 2014) 
Im Bereich der Neuanlagen könnte sich bei geringem Neubaubedarf und ebenso möglichen Regional-
komponenten die Marktliquidität zum Problem entwickeln. (Frontier Economics & Consentec 2014) 
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3.3.5 Dezentraler Leistungsmarkt 
Im Konzept des dezentralen Leistungsmarktes im VKU-Marktdesignvorschlag sind Verbraucher bzw. 
Stromvertriebe, die jederzeit gesichert Strom beziehen wollen, verpflichtet, Leistungszertifikate in 
Höhe ihrer Maximallast vorzuhalten. Diese werden durch die Stromerzeuger ausgegeben und können 
als Commodity „gesicherte Leistung“ auf dem dezentralen Leistungsmarkt gehandelt werden. Im Falle 
von Knappheit besteht durch die Verkäufer der Zertifikate Anbietpflicht im EOM. Die Ermittlung des 
Kapazitätsbedarfs und die Leistungsvorhaltung erfolgen dezentral durch die Marktakteure. Ein Leis-
tungsbilanzkreissystem, ein Leistungszertifikatregister o. Ä., ein Pönalsystem und eine zentrale Be-
schaffungsstelle sollen der Abwicklung dienen und den Mechanismus gegen Ausfälle und Trittbrett-
fahren absichern. Als Anbieter der Zertifikate können neben Kraftwerksbetreibern grundsätzlich auch 
abschaltbare Lasten oder ungesicherte Erzeuger auftreten, sofern sie die Präqualifikationsbedingun-
gen erfüllen. Dies ist vom exakten Produktdesign abhängig. Als Laufzeit für die Zertifikate ist ein Zeit-
raum von einem Jahr vorgesehen. Aber auch kürzere Laufzeiten sind möglich, um bspw. KWK-Anlagen 
und DSR ein flexibles Angebot zu ermöglichen. Das Konzept basiert auf einer umfangreichen Anlagen-
poolbildung, der notwendigerweise eine genaue Determination der eigenen Maximallast bzw. gesi-
cherten Leistung der einzelnen Marktakteure vorausgeht (Ecke 2013; Ecke et al. 2013). 
Das Konzept des dezentralen Leistungsmarktes zeichnet sich insbesondere durch eine hohe Informa-
tions- und Innovationseffizienz sowie durch seine Kompatibilität mit dem bestehenden regulatori-
schen Rahmen und der Wettbewerbsordnung aus. Die Stärken des Konzepts liegen dabei vor allem in 
der dezentralen Kapazitätsbedarfsermittlung und -beschaffung. Der Markt entscheidet immer wieder 
neu über die Höhe des Versorgungssicherheitsniveaus. Versorgungssicherheit wird auf diese Weise 
zum privaten Gut. Dadurch ist es theoretisch möglich, die unterschiedliche Zahlungsbereitschaft für 
die Verhinderung eines Stromausfalls jedes einzelnen Verbrauchers bzw. jeder Verbrauchergruppe 
durch den Markt abzugreifen. Der Markt justiert immer wieder neu, was er als Knappheit definiert und 
erwartet. Das Optimierungspotenzial vieler kleiner Akteure kann somit gehoben werden. Ein Wettbe-
werb um die effizienteste Leistungsmessung und -prognose (z. B. Standardlastprofil vs. Smart Meter) 
würde befördert werden. Die Verantwortung für die Lastprognose würde jedoch von den Verteilnetz-
betreibern auf die Vertriebe übergehen. Ähnlich wie im EOM sind auch im Leistungsmarkt Terminge-
schäfte und ein bilateraler Markt (OTC) denkbar. Entscheidend ist lediglich die Vorhalte- bzw. Anbiet-
pflicht im Knappheitsfall. (Frontier Economics & Consentec 2014; Neuhoff, Diekmann, Gerbaulet, et al. 
2013; r2b energy consulting 2014; Winkler et al. 2013) 
Die vergleichsweise hohe Effizienz des Mechanismus wird auch durch den Verzicht auf Segmentierung 
oder Produktdifferenzierung bestimmt. Insbesondere kostengünstige DSR-Potenziale ließen sich durch 
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die Kurzfristigkeit des Produktes erschließen. Trotz des hier sehr hohen Änderungsgrades am beste-
henden Design mit wahrscheinlich hohen Transformations- und Transaktionskosten, ließe sich der Me-
chanismus relativ zeitnah (zwei bis drei Jahre) und sukzessive über einzelne Komponenten oder für 
Verbraucherklassen (Großkunden, einzelne Bilanzkreise) einführen. Vorausgesetzt, rechtliche Prob-
leme stehen dem nicht entgegen. Die überwiegend marktliche Selbstorganisation mit wenigen regula-
torischen Parametern könnte darüber hinaus die Eingriffsmöglichkeiten durch die Politik von vornhe-
rein begrenzen. Voraussetzung hierfür wäre allerdings die Erweiterung der bestehenden Handelsüber-
wachung auf den Leistungsmarkt bspw. durch eine Integration in die bestehenden Strombörsen. 
(Frontier Economics & Consentec 2014; Neuhoff, Diekmann, Gerbaulet, et al. 2013; r2b energy 
consulting 2014; De Vries 2004; Winkler et al. 2013) 
Die Schwächen des Konzepts liegen vor allem in der im Vergleich zu zentralen Mechanismen geringe-
ren Effektivität, tatsächlich Versorgungssicherheit zu gewährleisten bzw. ein regulatorisch gewünsch-
tes Kapazitätsziel zu erreichen, sowie in der möglicherweise mangelnden Marktliquidität und Preiskon-
tinuität. Während es sehr viele Anbieter von Leistungszertifikaten geben wird, ist es fraglich, ob sich 
ausreichend Nachfrager finden. Derzeit ist nicht klar, ob sich ein effektives und effizientes Marktergeb-
nis einstellt. Als zentrales Anreizelement dient die Höhe des Pönales, die in Knappheitssituationen bei 
Unterdeckung von den Vertrieben oder durch die Anbieter bei Nichtbereitstellung gesicherter Leistung 
trotz Verpflichtung zu zahlen ist. Ein zu niedriges Pönale kann dabei zu einer systematischen Unterde-
ckung mit Zertifikaten führen, ein zu hohes Pönale zu ineffizienten Überdeckungen. Derzeit ist nicht 
geklärt, wie der Knappheitsfall bzw. das Fehl- und Wohlverhalten definiert werden, wie hoch das 
Pönale zu sein hat und in welchem Verfahren es ermittelt werden soll. Eine effiziente Festsetzung des 
Pönales gestaltet sich schwierig, da auch hier die Zahlungsbereitschaft für Stromausfälle nicht bekannt 
ist. Allerdings bestünden Anknüpfungspunkte zum Pönalsystem im EU-ETS. Im Ergebnis besteht die 
Gefahr, dass Preise auf dem Spotmarkt für Zertifikate zwischen null Euro und dem Betrag des Pönales 
hin und her springen könnten. Die zentrale Frage ist also, wie über das Pönale die Anreize gesteuert 
werden können, damit Preise am Termin- und Spotmarkt für Zertifikate stabil sind. (Frontier Economics 
& Consentec 2014; Neuhoff, Diekmann, Gerbaulet, et al. 2013; r2b energy consulting 2014; De Vries 
2004; Winkler et al. 2013) 
Solange Überkapazitäten nicht abgebaut werden, läge der Spotmarktpreis für Zertifikate bei null Euro. 
Die Einführung des dezentralen Leistungsmarktes würde die Überkapazitäten abbauen. Die Vertei-
lungseffekte und Wind-Fall-Profits entstünden erst danach und würden dann in ähnlichen Größenord-
nungen liegen wie im umfassenden zentralen Kapazitätsmarkt. (Frontier Economics & Consentec 2014) 
In Abhängigkeit von der Preiskontinuität ist des Weiteren fraglich, ob die Investitionsanreize, die sich 
aus dem Leistungsmarkt ergeben, ausreichen, um neue gesicherte Leistung zu errichten bzw. über DSR 
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zu mobilisieren. Dies betrifft auch den Bau von Speichern. Ein Terminmarkthorizont von wenigen Jah-
ren könnte im Vergleich zu einer zentralen Kapazitätsausschreibung u. U. nicht genügend Preissicher-
heit schaffen, um die Risikoprämien zu reduzieren. Offen ist auch, ob technologiespezifische Produkte 
sinnvoll wären. (r2b energy consulting 2014) 
Eine Marktregionalisierung stellt sich im dezentralen Leistungsmarkt als schwierig dar, weil aufgrund 
der engen Verzahnung der EOM ebenso zu regionalisieren wäre. Ohne Regionalisierung würden be-
drohte Kraftwerke bei lokalen Knappheitsproblemen ohne regulatorischen Eingriff nicht an der Stillle-
gung gehindert werden können. Möglich ist auch, dass die positiven Grundzüge der Leistungszertifi-
kate auch evolutorisch aus bestehenden Optionsprodukten aus dem heutigen EOM heraus entstehen 
könnten. Im Hinblick auf ein System mit hohen EE-Anteilen ist offen, wie die Bewertung einer längeren 
dunklen Flaute im Winter durch die Marktakteure erfolgen würde. Setzt sich die steigende Preisvola-
tilität im EOM womöglich in den Leistungsmarkt fort, indem durch die Vermeidung von Preisspitzen im 
EOM Knappheitspreise in den Leistungsmarkt verschoben werden würden? (Frontier Economics & 
Consentec 2014; Neuhoff, Diekmann, Gerbaulet, et al. 2013; r2b energy consulting 2014; Winkler et 
al. 2013) 
Abschließend stellt sich neben den bereits genannten Problemfeldern die grundsätzliche Frage, ob das 
Optimierungspotenzial durch eine vergleichsweise hohe Informations- und Innovationseffizienz des 
dezentralen Leistungsmarktes die Transaktionskosten der Dezentralisierung und die enormen Vertei-
lungseffekte rechtfertigen können, wenn gleichzeitig umfangreiche zentrale Absicherungslösungen 
wie bspw. eine parallele strategische Reserve notwendig werden könnten. (Frontier Economics & 
Consentec 2014) 
3.4 Auktionslösungen und Präqualifikation 
In allen Konzepten werden Auktionslösungen angedacht. Diese sollen durch Kostenwettbewerb Effizi-
enzpotenziale bei den einzelnen Investoren heben. Bei den Mechanismen mit zentraler Kapazitätsbe-
schaffung ist hierüber auch eine direkte regulatorische Mengensteuerung möglich. 
Laut (Engelhorn 2013) und (Kopp et al. 2013), deren Untersuchung sich auf EE-Auktionen bezieht, re-
agiert das Marktergebnis sensibel auf das Auktionsdesign. Das Parametrierungsrisiko sollte nicht un-
terschätzt werden. Die Erkenntnisse der Untersuchung können auch für den konventionellen Bereich 
übernommen werden. Denn auch in Bezug auf die diskutierten Kapazitätsmechanismen sind viele Fra-
gen zur konkreten Ausgestaltung der Auktionsmechanismen bisher ungeklärt.  
Zu diesen offenen Fragen gehören u. a.: 
• Zeitpunkt der Auktion: Vorlauf, Häufigkeit etc. 
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• Präqualifikationsbedingungen: z. B. Flächenzugriff, Genehmigungsstand, Baurecht 
• Pönalisierung bei Nichterfüllung: Verantwortung des Investors, Versicherung etc. 
• Sekundärhandel: Projektveräußerung vor Realisierung, Ersatzbeschaffung etc. 
• Teilnahmemöglichkeit für Kleinanlagen: Bündelung, Präqualifikation 
• Vermeidung/Minimierung spieltheoretischer Probleme: „Winner’s curse“, kollusives Verhal-
ten 
• Regionalisierung wegen Netzengpässen und Vergütungsdifferenzierung: Bund-Länder-Ab-
stimmung, Marktgröße 
Die Klärung der offenen Punkte benötigt mehrere Jahre Vorlauf. Auch auf Erfahrungen in anderen Län-
dern kann wegen spezifischer Eigenheiten nicht notwendigerweise zurückgegriffen werden. Die Ent-
wicklung des Auktionsdesigns benötigt einen mehrstufigen Prozess, der auf politischen Entscheidun-
gen, Marktanalysen, Planspielen und Laborexperimenten basiert (Engelhorn 2013; Kopp et al. 2013).  
Langfristig könnten sich Auktionslösungen zur Mengensteuerung sowohl von konventionellen als auch 
von erneuerbaren Kapazitäten durchsetzen. Durch die Einführung von Auktionslösungen im Bereich 
der Windenergie und PV im Rahmen der jüngsten EEG-Novellen (vgl. Bundesregierung, 2014) lassen 
sich deshalb nicht nur Erfahrungen für andere EE-Technologien, sondern auch für eine mögliche Kapa-
zitätsauktion im konventionellen Bereich sammeln. 
Vor dem Hintergrund des weiteren EE-Ausbaus und der dadurch steigenden technologischen Anforde-
rungen an den restlichen Kraftwerkspark sowie der langen Lebensdauer von Kraftwerken sollten Prä-
qualifikationsbedingungen der Kapazitätsmärkte so ausgestaltet werden, dass sie Anreize für Invest-
ments in flexible Erzeugungsanlagen geben, die zukünftig maßgeblich die EE ergänzen werden. Hierfür 
gibt es drei Stellschrauben. Zum Ersten sollte die Auktion grundsätzlich technologieoffen sein, also 
auch DSR-Prozessen und Speichern einen Marktzugang ohne Eintrittsbarrieren erlauben. Zum Zweiten 
sollte die zu erwartende Verfügbarkeit einer Erzeugungsanlage auf Basis ihrer Flexibilität (z. B. Leis-
tungsänderungsgeschwindigkeit) kalkuliert werden. Zum Dritten sind Pönale bei Nichtverfügbarkeit 
mindestens so hoch zu setzen, dass die Zusatzkosten einer flexibleren Anlage überschritten werden. 
Wird insbesondere eine Vorauswahl zugunsten weniger flexibler Technologien getroffen, führt dies zu 
späteren Störungen in den kurzfristigen Spot- und Regelenergiemärkten. (Henriot & Glachant 2014)  
Je komplexer allerdings Präqualifikationsbedingungen und Auktionslösungen ausgestaltet sind, umso 
höher sind Transaktionskosten und desto größer ist das Risiko für Effizienzverluste und Verteilungsef-
fekte (Acer 2013; Joskow & Tirole 2007). 
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3.5 Europäische Dimension 
Derzeit sind in vielen Ländern der EU Kapazitätsmechanismen geplant oder befinden sich bereits in der 
Umsetzung (vgl. Abbildung 1 in Kapitel 1.1). Art. 8 der EU-Richtlinie 2009/72/EC räumt den Mitglieds-
staaten hierfür das Recht ein, im Falle von gefährdeter Versorgungssicherheit Kapazitäten auszuschrei-
ben. Die bisherige mangelnde Koordination der Staaten und nichtstaatlichen Institutionen in dieser 
Frage hat allerdings zu einem Flickenteppich unterschiedlicher Herangehensweisen und Marktdesigns 
geführt, der den Kooperationsbemühungen für einen integrierten europäischen Strommarkt zuwider-
läuft (Acer 2013; Mastropietro et al. 2014). Denn nationale Autarkie der Lastdeckung führt, wie in Ka-
pitel 2.4.1 beschrieben, bei gleichzeitiger europäischer Marktkopplung zu erheblichen Überkapazitä-
ten und damit zu Ineffizienzen und zusätzlichen Kosten (Henriot & Glachant 2014). Das Thema „Kapa-
zitätsmechanismen“ streift somit zwangsläufig den Problembereich der europäischen Konvergenz, 
Harmonisierung und Kooperation. Aus rechtlicher Sicht geht es um die Frage der Erfüllung von Beihilfe- 
oder Diskriminierungstatbeständen.11 Aus politischer Sicht tritt die Frage der Harmonisierung in den 
Vordergrund. Und aus ökonomischer sowie technischer Sicht stehen Effizienz- und Verteilungseffekte 
und deren Verringerung durch die länderübergreifende Berücksichtigung von Erzeugungs- und Kup-
pelkapazitäten im Mittelpunkt.  
Das erste Problem unilateraler Kapazitätsmechanismen besteht in einem möglichen Trittbrett-
fahrerverhalten einzelner Länder, die keinen Kapazitätsmechanismus implementieren. Länder ohne 
Mechanismus profitieren dann von der Kapazitätsvorhaltung des Nachbarn mit Kapazitätsmechanis-
mus (Elberg 2013; de Joode et al. 2013).  
Das zweite Problem besteht in Effizienz- und Verteilungseffekten zwischen Nachbarländern mit und 
solchen ohne Kapazitätsmarkt (Consentec & Frontier Economics 2013; Frontier Economics & 
Consentec 2014; de Joode et al. 2013; Mastropietro et al. 2015; Meyer & Gore 2015). So könnte z. B. 
die Einführung eines nationalen Kapazitätsmarktes in Deutschland rechtlich und ökonomisch proble-
matisch sein, vor allem solange Österreich weiterhin in der gemeinsamen EOM-Preiszone verbleibt. 
Österreichische Kraftwerke würden dann nicht per se von einem deutschen Kapazitätsmarkt profitie-
ren und würden zudem mangels Knappheitspreisen unter einem niedrigeren EOM-Preisniveau leiden, 
während die deutschen Kraftwerke Einnahmen aus dem Kapazitätsmarkt erzielen können. Unterdes-
sen profitierten die österreichischen Verbraucher von diesen Externalitäten in Form von höheren Ka-
pazitäten und niedrigeren Spotmarktpreisen (vgl. (Cramton & Ockenfels 2012)). Bei gleichzeitiger 
Knappheit in beiden Ländern würde die österreichische Nachfrage allerdings nachrangig bedient (vgl. 
                                                                                 
11 Der Problemkreis des Beihilferechts steht in der folgenden Betrachtung jedoch nicht im Fokus. Für einen Über-
blick zu rechtlichen Fragen der Ausgestaltung von Kapazitätsmechanismen siehe u. a. (Held & Voß 2013) und 
(Däuper & Voß 2012). 
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(de Joode et al. 2013)). Unilaterale Kapazitätsmärkte könnten somit kurzfristig das Preissignal im Nach-
barland (statische Effizienzverluste) und langfristig die sich daraus angereizten Investitionen (dynami-
sche Effizienzverluste) stören (Acer 2013; Meyer et al. 2014). Bei einem schlechten Design von Kapazi-
tätsmärkten, bspw. wenn der Beitrag des Auslands im Kapazitätsziel keine Berücksichtigung fin-
det – wie (Newbery & Grubb 2014) dies dem britischen Kapazitätsmarkt bescheinigen –, werden 
zusätzlich Überkapazitäten die negativen Effekte und Kostensteigerungen für Verbraucher noch weiter 
vergrößern. Ihre Untersuchung zeigt, wie die Risikoaversion des Regulierers zu einem ineffizienteren 
Marktdesign führt, wodurch das regulatorische Risiko im Designprozess von zentralen umfassenden 
Kapazitätsmärkten, insbesondere bei der politischen Festlegung eines Kapazitätsziels, ein empirisches 
Beispiel gefunden hat (Newbery 2016; Newbery & Grubb 2014). 
Möchte man die Trittbrettfahrerproblematik sowie die Effizienz- und Verteilungseffekte zumindest 
eindämmen, entsteht das dritte Problem in der herausfordernden Berücksichtigung ausländischer Ka-
pazität in rein nationalen Kapazitätsmechanismen, solange es keinen einheitlichen europäischen Ka-
pazitätsmechanismus gibt (Cepeda & Finon 2011; Damsgard 2014). Laut (Mastropietro et al. 2014) ist 
dies aus zwei Gründen schwierig. Erstens besteht Misstrauen, dass in Knappheitssituationen bei aus-
ländischen Kapazitäten auf die kodifizierte Diskriminierungsfreiheit verzichtet wird. So ist es möglich, 
dass der Netzbetreiber aufgrund nationaler Regelungen alle Maßnahmen für Versorgungssicherheit 
ergreift (z. B. in Deutschland nach § 13 EnWG) und bspw. Kuppelstellenkapazitäten herabsenkt und 
damit ausländische Kapazitäten aussperrt. Zweitens hat im Knappheitsfall definitiv eine Lieferung von 
Strom zu erfolgen, der dann jedoch freie Kuppelstellenkapazitäten oder möglicherweise sogar eine 
Lieferung entgegen der Flussrichtung des EOM-Marktergebnisses erfordert, was Vorrangregelungen 
erfordern würde. (Cervigni 2013; EURELECTRIC 2013; Mastropietro et al. 2014).  
Die Beteiligungsmöglichkeiten ausländischer Kapazitäten können laut (Frontier Economics 2014) da-
nach unterschieden werden, wer im Mechanismus bietet und wer das Risiko bei Nichterfüllung trägt: 
der Betreiber der Kuppelstelle oder der Kraftwerksbetreiber. Laut (Damsgard 2014) bestehen somit 
grundsätzlich vier Möglichkeiten der Beteiligung von ausländischen Kapazitäten in nationalen Kapazi-
tätsmärkten: 
1. Direkte Beteiligung ausländischer Kapazitäten: Die ausländischen Kapazitäten bieten direkt in 
den Kapazitätsmarkt. Die Angebotsmenge des ausländischen Kraftwerks wäre abhängig von 
der Kuppelkapazität, die deshalb in der Kapazitätsmarktauktion implizit oder explizit zu be-
rücksichtigen wäre. Die Lösung würde voraussetzen, dass im Knappheitsfalle eine definitive 
Lieferung in das Zielland zu erfolgen hätte, der Interkonnektor also vollständig für diese Liefe-
rung zur Verfügung stünde. Da dies nur bei expliziter Marktkopplung, bei der die grenzüber-
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schreitenden Übertragungsrechte an Kraftwerkebetreiber gesondert von der Spotmarktauk-
tion versteigert oder anderweitig zugewiesen werden, möglich ist, scheidet diese Variante im 
Falle der impliziten Marktkopplung in Mittel- und Westeuropa grundsätzlich aus. Denn bei 
Letzterer werden die Interkonnektoren automatisch in die Spotmarktauktion einbezogen, um 
ein optimales multinationales Marktgleichgewicht zu erreichen. So ist es vorstellbar, dass im 
Knappheitsfall das Preisniveau im Land ohne Kapazitätsmarkt höher ist, sodass der Börsenal-
gorithmus entscheidet, den Strom vom Land mit Kapazitätsmechanismus ins Land ohne diesen 
zu übertragen – also entgegengesetzt der mit dem Kapazitätsmarkt erwünschten Übertra-
gungsrichtung (Cervigni 2013). Im Falle der Ausgestaltung des Kapazitätsmarktes mit Verfüg-
barkeitsoptionen würde der ausländische Kraftwerksbetreiber zudem ein finanzielles Risiko 
unabhängig von Standort seines Kraftwerks eingehen. Im Knappheitsfall würde er zum Baraus-
gleich aller Spotmarktpreise oberhalb des Ausübungspreises der Call-Option in einem anderen 
Spotmarkt(gebiet) verpflichtet sein, obwohl nicht sicher ist, ob im Spotmarkt des Kraftwerks-
standortes ein ähnliches Preisniveau entstehen würde. (Mastropietro et al. 2014) schlägt al-
ternativ eine vertraglich vereinbarte situationsabhängige Kuppelstellenbewirtschaftung vor, 
die es im Knappheitsfall erlaubt, die EOM-Fließrichtung zu ändern und ausländische Kapazitä-
ten teilhaben zu lassen. (Cervigni 2013; Damsgard 2014; Frontier Economics 2014; 
Mastropietro et al. 2014; Meulman & Méray 2012; Tennbakk et al. 2016) 
2. Indirekte oder implizite Beteiligung ausländischer Kapazitäten: In diesem Fall beteiligten sich 
nicht die ausländischen Kapazitäten an der Kapazitätsmarktauktion, sondern die ÜNB mit ihren 
Interkonnektoren (indirekte Beteiligung). Diese würden ähnlich wie nationale Kapazitäten be-
handelt werden. Der ÜNB hätte im Knappheitsfall jedoch eine sichere Verfügbarkeit der kon-
trahierten Kuppelkapazität zu garantieren. Im Knappheitsfall, bei dem ein Stromfluss vom 
Strommarkt mit Kapazitätsmarkt hin zum Strommarkt ohne einen solchen stattfindet, kann 
der Interkonnektor jedoch keine Kapazität bereitstellen, sodass eine alternative Lieferung 
durch den ÜNB sicherzustellen wäre. Bei der Berechnung des Umfangs der Beteiligung am Ka-
pazitätsmarkt ließen sich diese Effekte allerdings berücksichtigen. Dies kann allerdings auch 
zur paradoxen Situation führen, dass die Berücksichtigung des Interkonnektors einen höheren 
Kapazitätsbedarf zur Folge hat, wenn im Knappheitsfall stets mit Exporten zu rechnen wäre 
(Mastropietro et al. 2014). Die Nichtverfügbarkeit des Interkonnektors sollte allerdings in je-
dem Fall pönalisiert werden (EURELECTRIC 2013). Bei einer Ausgestaltung als zentralem Kapa-
zitätsmarkt ist auch ein adäquater Abzug von der regulatorisch festgesetzten Kapazitätsnach-
frage denkbar (implizite Beteiligung). Im Falle von strategischen Reserven in Nachbarländern 
ist diese Beteiligungsform vorzuziehen (Tennbakk et al. 2016). Die ausländischen Kapazitäten 
erhielten in dieser Variante keine Geldflüsse aus dem Kapazitätsmarkt, sondern sind lediglich 
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auf die Zahlungen aus dem Spotmarkt angewiesen. Die zusätzliche Bepreisung des Netzeng-
passes kann in die Finanzierung des Netzausbaus einbezogen werden. Bereits heute werden 
in einigen Ländern Europas Kuppelkapazitäten bei der nationalen Adäquanzabschätzung ein-
bezogen. In Abbildung 14 ist diese Berücksichtigung in Form von Anteilen der Kuppelstellen-
kapazitäten, die einbezogen werden aufgeführt. (Damsgard 2014; Frontier Economics 2014; 
Meulman & Méray 2012; Tennbakk et al. 2016) 
 
Abbildung 14: Berücksichtigung von Kuppelstellenkapazitäten im Rahmen von nationalen Kapazitätsabschät-
zungen in Europa im Jahr 2016 (Quelle: (ACER & CEER 2017, Abbildung iii)) 
3. Hybrid: In einer Mischform aus (1) und (2) können sich ausländische Kraftwerke wie nationale 
Kapazitäten am Kapazitätsmarkt beteiligen, wenn sie physische Übertragungsrechte für den 
Interkonnektor besitzen, mit denen sie im Knappheitsfalle dessen Flussrichtung bestimmen 
können. Die Vergütung der Kapazität im Einsatzfalle würde hier allerdings anreizbasiert über 
eine Zahlung als Aufschlag auf den Spotmarktpreis gezahlt, für alle kontrahierten ausländi-
schen Kapazitäten, die den Interkonnektor in die gewünschte Richtung bedienen. Der Preis-
aufschlag im Spotmarkt führte anschließend zwar zur gewünschten Flussrichtung, wäre auf-
grund seiner regulatorischen Festlegung allerdings mit Effizienzverlusten verbunden, weil die 
Flussrichtung des Interkonnektors nicht mehr auf Basis eines unverfälschten Spotmarktpreis-
signals erfolgt. (Damsgard 2014) 
4. Zahlung an den Interkonnektor: Dieser Mechanismus hätte zum Ziel, statt neuer Kraftwerke 
den Bau neuer Kuppelkapazitäten anzureizen, wenn dadurch die nationale Versorgungssicher-
heit verbessert werden würde. Die Höhe der Zahlung würde sich dann aus der Kapazitäts-
marktauktion ergeben, an der sich der ÜNB beteiligen könnte. (Damsgard 2014) 
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Laut (EURELECTRIC 2013) ist eine dauerhafte Reservierung von Kuppelstellen aber nicht notwendig, 
wenn die Übertragungsleitung lediglich im Knappheitsfall verfügbar sein soll. Es ist davon auszugehen, 
dass Kraftwerke zu dieser Zeit ohnehin produzieren, da die EOM-Preise hoch sind, auch wenn die Spit-
zenpreisniveaus unterschiedlich sein können. Die Möglichkeit der grenzüberschreitenden Kapazitäts-
bereitstellung ist nicht nur in den geschilderten Fällen kompliziert, sondern auch wenn unterschiedli-
che Kapazitätsmechanismen (dezentral vs. zentral) implementiert sind. Betreiber müssten sich dann 
für einen der beiden Mechanismen entscheiden und sich diesem unterwerfen, um eine Doppelver-
marktung zu vermeiden und Versorgungssicherheit auch wirklich zu befördern. In jedem Fall sollte eine 
grenzüberschreitende Kapazitätsbereitstellung keinen Einfluss auf die Übertragungskapazitäten im 
Rahmen der EOM-Marktkopplung haben (EURELECTRIC 2013). 
Im Falle von strategischen Reserven ist die entscheidende Frage bei der grenzüberschreitenden Betei-
ligung, ob die EOM-Preisspitzen im Knappheitsfall ausreichen, um ausländische Kapazitäten so zu akti-
vieren, dass der implizite Beitrag von Kuppelstellenkapazität zur Versorgungssicherheit in diesen Situ-
ationen auch tatsächlich erreicht wird (Tennbakk et al. 2016). 
(Henriot & Glachant 2014) nennen drei Voraussetzungen für eine europäische Integration von Kapazi-
tätsmärkten: (1) eine einheitliche Erfassung und Bewertung der Versorgungssicherheit unter Berück-
sichtigung der Kuppelstellenkapazitäten, (2) Klärung der Zuständigkeit für die Regelung der grenzüber-
schreitenden Stromflüsse unter Abwesenheit eines länderübergreifenden Netzbetreibers inklusive Ri-
sikoübernahme bei Ausfall und Vergütung der Bereitstellung sowie (3) eine Neubewertung der 
zwischenstaatlichen Solidarität im extremen Knappheitsfall bei unterschiedlicher Zahlungsbereit-
schaft, sich dagegen zu versichern. Für (Acer 2013) ist eine effizient funktionierende Bewirtschaftung 
der Kuppelstellen in allen Marktauflösungen (Day-Ahead, Intraday und Regelenergie) eine weitere Vo-
raussetzung für die transnationale Beteiligung an Kapazitätsmechanismen.12  
Als Zielmodell einer Harmonisierung der europäischen Marktdesigns wäre eine gemeinsame und 
gleichzeitige dezentrale oder zentrale Kapazitätsbeschaffung denkbar. Hierbei könnten analog zum 
EOM die Kuppelkapazitäten implizit in der Auktion Berücksichtigung finden, wodurch sich die jeweili-
gen ausländischen Kapazitäten im Kapazitätspreis widerspiegeln würden. Und analog zur Beschaffung 
von Regelleistung ließen sich regionale, nationale oder regelzonenspezifische Kernanteile festlegen. 
                                                                                 
12 Laut (Cervigni 2013) besteht ein weiteres Problem ebenso bei gleich hohen Preisgrenzen im EOM – auch ohne 
Kapazitätsmarkt. Wenn in gekoppelten Märkten bei Knappheit überall die Preisgrenze erreicht wird und somit 
aus Rationierungsgründen Teilnetzabschaltungen nötig werden könnten, wäre nicht klar, in welchen Marktge-
bieten die Abschaltungen zuerst stattfinden müssten. Auch hierfür ist eine intensive Koordination zwischen den 
ÜNB notwendig. (Cervigni 2013) 
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(Cervigni 2013; Cramton & Ockenfels 2012; EURELECTRIC 2013; Hawker et al. 2017; Henriot & Glachant 
2014; De Vries 2004) 
Die Umstellung bereits installierter unilateraler Mechanismen auf einen multilateralen Kapazitäts-
markt kann allerdings weitere größere Transformationsprobleme und -kosten verursachen, wie bspw. 
gestrandeten Investitionen (De Vries 2004).  
Eine nicht-harmonisierte Einführung nationaler Kapazitätsmechanismen könnte im ungünstigsten Fall 
zu einer Renationalisierung und Desintegration des europäischen Strommarktes führen. Somit würde 
durch die Einführung von Kapazitätsmechanismen die Versorgungssicherheit nicht verbessert, son-
dern – im Gegenteil – sogar verschlechtert (de Joode et al. 2013). Bevor nationale Kapazitätsmecha-
nismen eingeführt werden, sollte in jedem Fall ein „Impact Assessment“ durchgeführt werden, das die 
genannten Probleme und Fragestellungen sowie Lösungsansätze adressiert (Acer 2013; Europäische 
Kommission 2013). 
Die Europäische Kommission hat ein verpflichtendes einheitliches europäisches Marktdesign, bei dem 
alle Mitgliedsstaaten den gleichen Kapazitätsmechanismus einführen oder insgesamt auf einen sol-
chen verzichten, im Rahmen des Richtlinienentwurfs für gemeinsame Regeln im Strommarkt allerdings 
vorerst explizit ausgeschlossen (Europäische Kommission 2016a). Vielmehr erlaubt die Kommission 
weiterhin nationale Kapazitätsmechanismen, jedoch mit einer verpflichtenden Berücksichtigung des 
Auslands auf Basis eines einheitlichen europäischen Rahmenwerkes (vgl. (Tennbakk et al. 2016)).  
3.6 Einordnung in den aktuellen Stand der Forschung 
Die quantitative Untersuchung nationaler Kapazitätsmechanismen ist Gegenstand zahlreicher Veröf-
fentlichungen, u. a. (Bhagwat et al. 2016), (Briggs & Kleit 2013), (Cepeda & Finon 2013), 
(Chattopadhyay & Alpcan 2016), (De Vries 2004), (Ecke et al. 2013), (Elberg et al. 2012), (Frontier 
Economics & Consentec 2014), (Hach et al. 2014), (Hach & Spinler 2016), (Hary et al. 2016), (Haikel 
2009), (Hasani & Hosseini 2011), (Höschle et al. 2017), (Joskow 2006), (Joskow 2008), (Kemfert & 
Traber 2013), (Levin & Botterud 2015), (Mastropietro et al. 2016), (Olaya et al. 2016), (r2b energy 
consulting 2014), (Silva & Zucarato 2012) und (Söder 2010). Zum Einsatz kamen darin diverse Model-
lansätze: fundamentale lineare oder gemischt-ganzzahlige Strommarktmodelle (Unit Commitment, 
Capacity Dispatch & Expansion), agenten-basierte Modellierung, stochastische Modelle, System Dyna-
mics und spieltheoretische Modelle. 
Im Folgenden wird detailliert auf Analysen eingegangen, die sich explizit mit der länderübergreifenden 
Dimension von Kapazitätsmechanismen quantitativ auseinandergesetzt haben.  
 Kapazitätsmechanismen für den deutschen Strommarkt  56 
(Liu et al. 2013) zeigen in einer umfangreichen Szenarioanalyse bis 2050 auf Basis einer vereinfachten 
quadratischen Dispatch-Optimierung, wie die europäische Marktkopplung bei Aufrechterhaltung nati-
onaler Kapazitätsziele den Bedarf für Kapazitätsmärkte erhöht. Sie unterscheiden insgesamt fünf EE- 
und Nachfrageszenarien und validieren diese jeweils für vier Varianten unterschiedlicher Zonenzu-
schnitte in Europa. Dabei werden ein gemeinsames sowie drei, sieben und 29 Marktgebiete, die jeweils 
als perfekte Inseln ohne externen Stromaustausch und ohne interne Netzengpässe modelliert werden, 
betrachtet. Je kleiner das Marktgebiet und je niedriger der EE-Zubau, umso geringer sind die Ausgleich-
seffekte und desto niedriger ist das Kapazitätsmarktvolumen, das hier als Deckungslücke (Missing Mo-
ney) ausgewiesen wird. (Liu et al. 2013) 
(Götz et al. 2015) untersuchen in vier Szenarien für Deutschland im Jahr 2025 auf Basis des Strom-
marktmodells „MICOES-Europe“, ob Knappheitspreise auf Basis von DSR im EOM auftreten können. 
DSR-Maßnahmen würden im Ergebnis nur in einem Szenario, in dem Deutschland als Insel modelliert 
wird, sowie bei europäischer Marktkopplung mit nationaler Kapazitätsautarkie in den restlichen Län-
dern in einem Szenario ohne Neubauten und mit Stilllegung von etwa 17 GW Kraftwerksleistung zum 
Einsatz kommen. Damit wäre die statische Leistungsbilanz 2025 in Deutschland etwa zu 25 GW unter-
deckt. In Knappheitssituationen würden somit nahezu sämtliche Kuppelstellenkapazitäten benötigt, 
um die Last zu decken. In der Jahresbilanz könnte Deutschland dadurch sogar netto zum Stromimpor-
teur werden. (Götz et al. 2015) 
(Linnarsson 2012) untersucht in drei Szenarien (EOM, Kapazitätsmarkt und Kapazitätsmarkt nur in 
Deutschland) für den europäischen Strommarkt im Jahr 2020 die jeweiligen Preis- und Mengeneffekte. 
Zum Einsatz kommt hier das Strommarktmodell von McKinsey. Ein einheitlicher europäischer Kapazi-
tätsmarkt würde zu europaweit 88 GW mehr Kapazität und zu einem entsprechenden Neubaubedarf 
von etwa 48 GW mit Investitionskosten von 40 Mrd. € führen. Die Import- und Exportbilanzen der ein-
zelnen Länder würden allerdings nur geringfügig abweichen. Sollte ein Kapazitätsmarkt hingegen nur 
in Deutschland eingeführt werden, würden sich hier die Außenhandelsergebnisse zu den Nachbarlän-
dern drastisch verändern. Deutschland würde deutlich mehr Strom exportieren, vor allem nach Polen, 
Österreich, Frankreich und in die Schweiz. Die unterschiedlichen Auswirkungen der jeweiligen Szena-
rien könnten dazu führen, dass unterschiedliche Marktdesigns zwischen den Ländern eingeführt wer-
den, um auf die nationalen Mengen- und Kostenrisiken einzugehen. (Linnarsson 2012) 
Die Effekte einer einseitigen Einführung nichtharmonisierter Kapazitätsmechanismen auf den grenz-
überschreitenden Handel und die Erzeugungskapazität zwischen gekoppelten Strommärkten wurden 
von (Cepeda & Finon 2011) analysiert. Sie schließen aus einem langfristigen Marktsimulationsmodell, 
das auf System Dynamics basiert, dass unterschiedliche Marktdesigns sowohl den Preis als auch die 
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Versorgungssicherheit in den beiden analysierten Märkten Großbritannien und CWE (Zentralwesteu-
ropa) beeinflussen – einschließlich kurz- und langfristiger Effekte. Die einseitige Einführung eines Ka-
pazitätsmarktes wirkt sich negativ auf die benachbarten Strommärkte aus, insbesondere auf deren 
Versorgungssicherheit. Diese negativen Effekte können nur durch die Einführung des gleichen Markt-
designs in beiden Märkten vollständig beseitigt werden. Darüber hinaus zeigen sie, dass ein Wachstum 
der Kuppelkapazitäten die grenzüberschreitenden Effekte vergrößern und damit die Probleme ver-
schlimmern könnte. (Cepeda & Finon 2011) 
(Mastropietro et al. 2014) und (Mastropietro et al. 2015) analysieren qualitativ die Auswirkungen na-
tionaler Kapazitätsmärkte auf die elektrischen Nachbarn. Sie argumentieren, dass Versorgungssicher-
heit oft als nationales Problem angesehen wird. Mit einer Fallunterscheidung in einem 2-Märkte-Mo-
dell zeigen sie auf, wie ein auf Verfügbarkeitsoptionen basierender Kapazitätsmarkt Preise beeinflusst 
und wie ausländische Kapazitäten an nationalen Kapazitätsmärkten teilnehmen können, ohne die Ef-
fizienz der kurzfristigen Märkte zu beeinträchtigen. Als notwendige Bedingungen für die Minimierung 
der Auswirkungen nennen sie eine intensive Koordinierung zwischen den benachbarten ÜNBs und die 
Einführung von festen grenzüberschreitenden Kapazitätsnominierungen. (Mastropietro et al. 2014, 
2015) 
(Meyer & Gore 2015) und (Meyer et al. 2014) nennen fünf allgemeine grenzüberschreitende Effekte 
von Kapazitätsmechanismen: Preis-, Kapazitäts-, Wohlfahrts-, Infrastruktur- und Verteilungseffekte. 
Durch die einseitige Einführung eines Kapazitätsmarktes wird das Missing-Money-Problem der natio-
nalen Kraftwerke in die Nachbarländer ohne Kapazitätsmarkt exportiert. Mit einem Fokus auf strate-
gische Reserven und Verfügbarkeitsoptionen werden mit einem spieltheoretischen 2-Länder-Modell 
Wohlfahrts- und Verteilungseffekte bewertet. Sie finden signifikante Effekte bei unilateralen Kapazi-
tätsmechanismen. Sollte es im EOM das Missing-Money-Problem und eine hohe Stromausfallwahr-
scheinlichkeit geben, können sowohl strategische Reserven als auch Verfügbarkeitsoptionen dieses 
beheben. (Meyer et al. 2014; Meyer & Gore 2015) 
In (de Joode et al. 2013) und (Özdemir et al. 2013) werden die möglichen Auswirkungen eines rein 
nationalen Kapazitätsmarktes in Deutschland auf die Niederlande im Jahr 2020 analysiert. Im Ergebnis 
würden in Deutschland neue Gaskraftwerke angereizt, wodurch diese in den Niederlanden weniger 
errichtet werden würden (örtliche Investitionsverschiebung). Dies hat eine geringere Stromproduktion 
und geringere Exporte in den Niederlanden zur Folge und entsprechend höhere Exporte von Deutsch-
land, vor allem bei Spitzenlast in den Niederlanden. Die Spotmarktpreise in Deutschland wären signi-
fikant niedriger, was allerdings nur geringe Effekte auf die Spotmarktpreise in den Nachbarländern 
hätte.  
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Der Nutzen einer europaweiten strategischen Reserve steht im Zentrum der Untersuchung von 
(Neuhoff et al. 2016). Mit einer 2-Länder- und einer Mehr-Länder-Fallstudie zeigen sie, dass eine koor-
dinierte strategische Reserve zu Kostensenkungen führt, da erstens bei länderübergreifender Betrach-
tung die Berücksichtigung der Ausgleichseffekte von Last und EE-Erzeugung möglich wird und somit 
die Größe der strategischen Reserve geringer ausfallen kann, weil zweitens größerer Wettbewerb bei 
der Beschaffung als bei nationaler Betrachtung besteht und weil drittens im Knappheitsfall die kosten-
günstigste Reserve aktiviert werden kann. Der Nutzen steigt weiter bei lastflussbasierter Berücksichti-
gung der Interkonnektoren. (Neuhoff et al. 2016) 
(Tasios et al. 2014) untersuchen auf Basis des PRIMES-Modells die Wirkung von selektiven multi- und 
unilateralen Kapazitätszahlungen für insgesamt neun Szenarien. Hierfür werden drei technologische 
bzw. politische Szenarien (Reference, High RES, Low Cross-border trade) mit drei Wettbewerbsszena-
rien auf dem EOM (grenzkostenbasierte Preise, Mark-up-basierte Gebote der Spitzenlastkraftwerke, 
Cournot-Wettbewerb (Oligopol mit Marktmachtausübung)) gekreuzt. Das Referenzszenario unterstellt 
bereits das Erreichen nationaler regulatorischer Kapazitätsziele. Unter grenzkostenbasierten Markt-
preisen können Gasturbinen keine Kapitalkosten erwirtschaften. Auch bei einem Mark-up von ca. 7 % 
reichen die Deckungsbeiträge hierfür nicht aus. Nur im Cournot-Fall bei Ausübung von Marktmacht 
können alle Grund- und Mittellastkraftwerke ihre Vollkosten decken. In einigen Ländern verbleiben 
aber selbst hier unwirtschaftliche Gasturbinen. Ein höherer EE-Ausbau verschlimmert die Kostende-
ckung vor allem für GuD-Kraftwerke und verringert die Kapazitätsinvestitionen. Bei verringertem 
grenzüberschreitendem Handel steigt das EOM-Preisniveau insgesamt, wovon GuD-Anlagen profitie-
ren, Verbraucher aber nicht. Doch auch hier können Gasturbinen ihre Kapitalkosten nicht decken. Eu-
ropaweit einheitliche selektive Kapazitätszahlungen an GuD-Anlagen, Gasturbinen, Retrofit- und Neu-
investitionen könnten auf Basis der europaweit durchschnittlichen Deckungslücke der Gasturbinen 
diese im Mittel zu etwa 90 % und GuD-Anlagen sogar vollständig kostendeckend vergüten. Die Ge-
samtkosten für Verbraucher würden sich lediglich um 3 % erhöhen. Selektive Kapazitätszahlungen von 
40 €/(kW a) für neue Gaskraftwerke nur in Frankreich führen zu vermehrten Investitionen und stärke-
rer Benutzung von diesen im Einsatz teureren Technologien, damit zu höheren EOM-Preisen, Preis- 
und Mengenverzerrungen sowie Trittbrettfahrerverhalten in den Nachbarländern. Selektive Kapazi-
tätszahlungen nur in Deutschland haben insgesamt geringere Effekte, weil die Struktur des Kraftwerk-
sparks sich nicht grundsätzlich verändern würde.  
(Damsgard 2014) analysiert auf Basis eines fundamentalen Strommarktmodells mit iterativer Weiter-
entwicklung des Kraftwerksparks zwischen 2020 und 2040 die Kostenwirkung multi- und unilateraler 
Kapazitätsmärkte in insgesamt sechs Szenarien. Neben dem EOM-Szenario „Target Model“ werden ein 
integrierter europäischer Kapazitätsmarkt sowie Kapazitätsmärkte in verschiedenen Kooperations- 
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und Länderkombinationen untersucht. Die Studie kommt zum Schluss, dass, sofern keine Designfehler 
gemacht werden, die zu Störungen führen, die Systemkosten zwischen den Szenarien europaweit nur 
geringfügig variieren (maximal 2 % höher bei europaweitem Kapazitätsmarkt). Durch Kapazitätsmärkte 
verschiebt sich die Kostenbelastung von den variablen Erzeugungskosten hin zu Kapitalkosten. Auf na-
tionaler Ebene können diese allerdings deutlich höher ausfallen. Die unterschiedlichen Marktdesigns 
haben sehr unterschiedliche Effekte je nach Struktur des nationalen Kraftwerksparks und jenes in den 
Nachbarländern. Der Neubaubedarf hält sich bis 2025 in den meisten Ländern in Grenzen – auch bei 
Kapazitätsmärkten. In Ländern ohne langfristige Kapazitätsknappheit (z. B. Nordeuropa) sind die Ef-
fekte von Kapazitätsmärkten gering, in Ländern mit Neubaubedarf jedoch umso höher. Allerdings wer-
den durch sie hauptsächlich die vorübergehende oder endgültige Stilllegung unwirtschaftlicher Kraft-
werke reduziert. Das Risiko für Fehlinvestitionen ist für Investoren unter einem Kapazitätsmarkt deut-
lich geringer. Die Kostensteigerung für Verbraucher durch Kapazitätszahlungen übersteigt die 
Kostenreduktion aus verringerten Preisspitzen jedoch deutlich. Das geringere Betreiberrisiko spiegelt 
sich somit in Verteilungseffekten zu Ungunsten der Verbraucher wider. Gleichzeitig steigen die Kosten 
für EE-Förderinstrumente, weil deren Markterlös sinkt. Die Modellanalyse zeigt, dass unilaterale Kapa-
zitätsmechanismen die Versorgungssicherheit in Nachbarländern ohne Kapazitätsmarkt verschlech-
tern, weil dort in Knappheitssituationen nicht ausreichend Kapazität verbleibt. Die Kostenrisiken aus 
Stromausfällen steigen somit, wenngleich die Kunden von den geringeren EOM-Preisen dort profitie-
ren. (Damsgard 2014) 
Im Rahmen der Erstellung des Rahmenwerkes für die grenzüberschreitende Teilnahme an Kapazitäts-
mechanismen der Europäischen Kommission in (Tennbakk et al. 2016) wurden insgesamt fünf Szena-
rien für 2025 und 2030 im PRIMES-Oligopol-Modell simuliert: EOM sowie jeweils europaweite oder 
nationale Kapazitätsmärkte (in vier Mitgliedsländern) mit und ohne Auslandsbeteiligung. Als Kapazi-
tätsmarkt wird je nach Szenario ein zentraler umfassender Kapazitätsmarkt mit Verfügbarkeitsoptio-
nen modelliert, in dem das Ausland implizit über die Kuppelstellen einbezogen wird (vgl. Kapitel 3.5). 
Durch grenzüberschreitende Kapazitätsbeteiligung können bei regionalen Kapazitätsmärkten etwa 
2 GW (2025) und im europaweiten Kapazitätsmarkt ca. 3,3 GW (2025) bis 3,7 GW (2030) an Kraft-
werksleistung eingespart werden. Die Kostenersparnis beträgt zwischen 2021 und 2030 im ersten Fall 
insgesamt 35 Mrd. € und im zweiten Fall 87 Mrd. €. Dem stehen Transaktions- und Transformations-
kosten je nach Ausgestaltung der grenzüberschreitenden Beteiligung (direkt/explizit vs. Indirekt/impli-
zit) in Höhe von jährlich etwa 0,6–138 Mio. € gegenüber. (Tennbakk et al. 2016) 
(Ringler et al. 2017) analysieren die Auswirkungen von Marktkopplung und einer strategischen Reserve 
auf Erzeugungsadäquanz aus wohlfahrtsökonomischer Sicht mit einem agenten-basierten Modell bis 
2030. Wird eine in Deutschland kontrahierte strategische Reserve auch in Knappheitssituationen im 
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Ausland verwendet, können dort zusätzlich 10 % der potenziellen Stromausfälle bzw. -rationierungen 
reduziert werden. Der Wohlfahrtseffekt im Ausland ist stets positiv, da für die Kosten die deutschen 
Stromkunden aufkommen würden. (Ringler et al. 2017) 
(Baumanns et al. 2017) untersuchen mit einem europäischen Kapazitätsausbaumodell unterschied-
liche Szenarien der grenzüberschreitenden Sicherung der Versorgungssicherheit. Dabei wird der Kapa-
zitätsbedarf im reinen EOM-Modell jenem im Kapazitätsmarkt mit und ohne ausländische Beteiligung 
gegenübergestellt. Die Höhe des Beitrags der ausländischen Kapazitäten wird modellendogen anhand 
der Kuppelstellenkapazitäten berechnet und nicht deterministisch auf Basis bspw. von probabilisti-
schen Schätzungen vorgegeben. Im Vergleich zur nationalen Autarkie kann dadurch auf Kapazitäten 
von ca. 41 GW verzichtet werden, ohne die Versorgungssicherheit zu gefährden. (Baumanns et al. 
2017) 
(Bhagwat et al. 2017) untersuchen mit einem agenten-basierten Modell die grenzüberschreitenden 
Effekte einer strategischen Reserve und eines Kapazitätsmarktes im Rahmen einer 2-Länder-Fallstudie. 
Sie bestätigen Trittbrettfahrer-, Import-, Verdrängungs- und Preiseffekte in Nachbarländern von Kapa-
zitätsmärkten, die dort zu Schweinezyklen führen. Kapazitätsmärkte reduzieren den Bedarf und damit 
die Wirksamkeit von strategischen Reserven in Nachbarländern. Diese Reserven können ihrerseits al-
lerdings die Verdrängungseffekte des anderen Kapazitätsmarktes reduzieren, was zu stetigeren Preis-
spitzen führt und damit Schweinezyklen abschwächt. (Bhagwat et al. 2017) 
3.7 Zwischenfazit 
Solange Überkapazitäten existieren, die über die politisch gewünschte nationale oder regionale Erzeu-
gungskapazität hinausgehen, sind keine Kapazitätsmechanismen notwendig. 
Die Frage, ob Kapazitätsmechanismen nach Abbau der Überkapazitäten grundsätzlich in Deutschland 
und Europa notwendig sind, um Versorgungssicherheit zu garantieren, kann derzeit nicht abschließend 
geklärt werden. Die Notwendigkeit ist grundsätzlich abhängig davon, ob  
1. der Regulierer den Wunsch nach nationaler Autarkie der Kapazitätsvorhaltung aufgibt,  
2. der Regulierer auf eine Subventionierung von Kraftwerksbetreibern verzichtet,13 
3. die Nachfrage deutlich preis-elastischer reagieren kann,  
4. von Seiten des Regulierers auf die Marktprozesse eingriffsfrei vertraut wird,  
5. regelmäßige Knappheitspreise politisch und gesellschaftlich akzeptiert werden,  
                                                                                 
13 Wie geschildert, steht der Subventionierung von Kraftwerksbetreibern das europäische Beihilferecht entge-
gen. Dass Technologieprotektionismus dennoch grundsätzlich ein reales politisches Problem ist, zeigt u. a. die 
Diskussion zum sog. reliability-industrial complex in den USA (vgl. (Wara 2017)).  
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6. die Marktteilnehmer ihrerseits auf die versprochene Eingriffsfreiheit des Regulierers vertrauen 
und  
7. die grenzüberschreitenden Effekte ausländischer Kapazitätsmechanismen gering sind. 
Jede einzelne dieser sieben wesentlichen Voraussetzungen stellt bei ihrer Nichterfüllung aus Sicht ei-
nes risikoaversen Regulierers einen nachvollziehbaren Grund für die Einführung von Kapazitätsmecha-
nismen dar. 
Sollte also bspw. an einer nationalen Kapazitätsvorhaltung in Verbindung mit unelastischer Nachfrage, 
Marktkopplung, Mark-up-Verbot und impliziten oder expliziten Preisobergrenzen im EOM festgehal-
ten werden, kann die Vorhaltung ausreichender Kraftwerksleistung zur Gewährleistung der politisch 
gewünschten Versorgungssicherheit allein über Marktkräfte im EOM nicht garantiert werden. 
Obige Auflistung führt auch vor Augen, dass die Einführung eines Kapazitätsmarktes in Deutschland 
nicht nur bei Scheitern der Maßnahmen im EOM weiterhin möglich ist – auch wenn dies von der Bun-
desregierung explizit ausgeschlossen wurde.  
Die verschiedenen Kapazitätsmechanismen waren Gegenstand zahlreicher qualitativer und quantita-
tiver Analysen, die teils zu unterschiedlichen Ergebnissen kommen. Keiner der beschriebenen Kapazi-
tätsmechanismen erreicht bisher eine optimale Kombination aus Effektivität, Praktikabilität und Effizi-
enz. Versteckte Risiken wie negative Anreizstrukturen, die über strategisches Verhalten ausnutzbar 
sind, existieren genauso wie Rückwirkungen und Seiteneffekte zu anderen Elementen des Stromver-
sorgungssystems oder zum Ausland. Kapazitätsmärkte bedeuten einen massiven Eingriff in das beste-
hende Marktdesign.  
Umfassende Kapazitätsmechanismen besitzen aufgrund ihres Ausmaßes grundsätzlich stärkere Vertei-
lungseffekte als selektive. Entscheidend ist hierbei die Summe der Umverteilungen zwischen dem EOM 
und dem Kapazitätsmechanismus. Je größer das Angebot im EOM ist, desto geringer fallen die dortigen 
Marktpreise aus. Kommen allerdings sowohl der EOM als auch der Kapazitätsmarkt von sich aus zum 
gleichen optimalen Kraftwerkspark, sind die gesamten volkswirtschaftlichen Systemkosten ebenso 
gleich hoch. Den Unterschied macht somit hauptsächlich die Höhe des Kapazitätsziels, das von der 
Risikoaversion des Regulierers abhängt. Ein dezentral durch die Marktteilnehmer ermitteltes und zu 
erreichendes Kapazitätsziel kann somit grundsätzlich näher am EOM-Marktergebnis liegen als eine 
zentrale Kapazitätsvorgabe mittels Auktionen. In einer transparenten zentralen Vorgabe lassen sich 
jedoch Ausgleichseffekte zwischen Technologien und Ländern tendenziell gezielter berücksichtigen.  
Selektive Kapazitätsmärkte haben grundsätzlich den Vorteil, dass sie in der Einführungsphase kosten-
günstiger sind als umfassende und somit auch die Verteilungseffekte begrenzen. Allerdings können sie 
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nicht die gesamte Breite aller technologischen Optionen zur Bereitstellung gesicherter Leistung abfas-
sen, wodurch Effektivität und Effizienz verloren gehen. Eine aufwendige Parametrierung ist deshalb 
notwendig. Eine (zeitlich begrenzte) Absicherungslösung wie die in Deutschland aufzubauende strate-
gische Reserve kann durch einen vergleichsweise geringen regulatorischen Aufwand und niedrige 
Transaktionskosten Zeit erkaufen, während Überkapazitäten abgebaut werden und der EOM durch die 
genannten Maßnahmen effektiver und effizienter gestaltet werden soll. Aufgrund des potenziellen 
Rutschbahneffektes ist allerdings fraglich, ob sie dauerhaft als Reserve außerhalb des Strommarktes 
agieren kann bzw. bei aktuell vorhandenen Überkapazitäten und später bei ausreichender Nachfra-
geelastizität überhaupt jemals in Anspruch genommen wird. 
Die Unterschiede zwischen den einzelnen Mechanismen sind in der zugrundeliegenden Philosophie 
jedoch größer als in der praktischen Umsetzung und der Effektbilanz, da sehr viel auf die konkrete 
Ausgestaltung ankommt. Dadurch bildet sich kein klarer Favorit heraus, also welcher Mechanismus im 
Fall der Fälle zu bevorzugen ist. Auch wenn sich im Beispiel Deutschland die Untersuchungen der the-
oretischen Kapazitätsmarktkonzepte klar für einen dezentralen umfassenden Kapazitätsmarkt aus-
sprechen.  
Eine auf quantitativen Aussagen basierende Abwägungsentscheidung zwischen Effizienzsteigerungen 
und Versorgungssicherheitsgarantie auf der einen Seite sowie Effizienzverlusten, Praktikabilitätsprob-
lemen, Transaktions- und Transformationskosten bzw. Verteilungseffekten auf der anderen Seite ist 
somit – wie von der Europäischen Kommission verlangt – zwingende Voraussetzung für die Einführung 
von Kapazitätsmechanismen.  
Dies umfasst auch die implizite oder explizite Berücksichtigung des Auslands in Kapazitätsmechanis-
men. Die Effekte unilateraler Mechanismen könnten bei einem schlechten Design so groß sein, dass 
sie zu einer Desintegration des europäischen Strommarktes oder alternativ zu einer Kettenreaktion 
unilateraler Kapazitätsmechanismen in allen anderen Ländern führen würden, um den negativen Ef-
fekten dort entgegenzusteuern. 
Die quantitativen Untersuchungen von Kapazitätsmechanismen und insbesondere von deren europä-
ischer Dimension befassten sich mit vielfältigen Szenarioanalysen inklusive sehr unterschiedlicher Mo-
dellansätze, Annahmen und zeitlicher Horizonte. Welche Technologien sich im EOM nicht refinanzie-
ren können und folglich von einem Kapazitätsmarkt profitieren, hängt häufig von den Annahmen zum 
CO2-Preis ab. Ist der CO2-Preis als niedrig angesetzt, sind hauptsächlich Gaskraftwerke betroffen, ist er 
hoch trifft dies zuerst Kohlekraftwerke. Die jeweiligen Studien decken stets nur Teilaspekte oder ein-
zelne Kapazitätsmarktmodelle ab, wodurch ein genereller Vergleich erschwert wird. Werden nationale 
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Kapazitätsmärkte isoliert untersucht, kommen detaillierte Modelle teilweise mit dynamischen Investi-
tionsmöglichkeiten, endogener Speicherbewirtschaftung und einzelwirtschaftlichem Investitionsopti-
mum zum Einsatz. Wird der Fokus der Untersuchungen auf grenzüberschreitende Effekte erweitert, 
werden die Modellansätze hingegen deutlich vereinfacht, weniger Technologien einbezogen, die zu-
künftig bedeutsam werden könnten, der zeitliche Horizont auf wenige Jahre verkürzt, lediglich einzelne 
Kapazitätsmechanismen untersucht und in der Regel auf ein gesamtwirtschaftliches Kostenoptimum 
als Investitionskalkül abgestellt.  
Derzeit fehlt eine integrative Modellanalyse, welche die ökonomischen Effekte aus der Einführung ei-
ner strategischen Reserve und eines zentralen umfassenden Kapazitätsmarktes in den europäischen 
Strommärkten mit unterschiedlicher Beteiligung des Auslands dem bisherigen EOM-Marktdesign ver-
gleichend gegenüberstellt und dabei sowohl ein detailliertes Technologieportfolio inklusive KWK und 
Fernwärme sowie dynamischer Investition in Kraftwerke und Speicher abbildet als auch eine große 
geografische Abdeckung, einen langen Modellhorizont mit hoher zeitlicher Auflösung beinhaltet sowie 
ein gesamtwirtschaftliches und einzelwirtschaftliches Investitionskalkül als Berechnungsgrundlage 
verwendet und nebeneinanderstellt. Eine Untersuchung, die die genannten Aspekte adressiert, indem 
es die methodischen Teilstücke der aufgeführten Literatur aufgreift, zusammenführt und weiterentwi-
ckelt, steht im Mittelpunkt der nachfolgenden Kapitel.  
In den bisherigen Analysen wurde zudem auch nicht die denkbare Situation betrachtet, in der Deutsch-
land generell auf einen Kapazitätsmechanismus verzichtet, jedoch die anderen Staaten im europäi-
schen Strombinnenmarkt nach einer möglichen Kettenreaktion jeweils eigene unilaterale Kapazitäts-
mechanismen einführen, die durch eine nationale Kapazitätsautarkie erhebliche Überkapazitäten be-
reithalten. Die hier vorliegende Arbeit wird somit um ein solches Extremszenario ergänzt. 
Im folgenden Kapitel 4 wird dazu das für diese Fragestellung entwickelte Strommarktmodell detail-
liert beschrieben. 
 
4 Das Dispatch- und Investitionsmodell 
LICOES-Europe 
Um die ökonomischen Effekte unterschiedlicher Kapazitätsmechanismen zu quantifizieren, wird im 
Folgenden das für die Analyse verwendete Strommarktmodell LICOES-Europe14 präsentiert. Dabei han-
delt es sich um ein Dispatch- und Investitionsmodell des europäischen Strommarktes, das sowohl eine 
gesamtwirtschaftlich kostenoptimale Bestimmung des Kapazitätsausbaus, als auch einzelwirtschaftli-
che, gewinnoptimale Investitionsentscheidungen ermöglicht. LICOES-Europe kann hierfür teilweise auf 
Vorarbeiten und Daten zurückgreifen, die im Rahmen diverser Forschungsprojekte für das am Lehr-
stuhl für Energiemanagement und Nachhaltigkeit der Universität Leipzig bereits vorhandene Kraft-
werkseinsatzmodell MICOES-Europe15 entwickelt und erhoben wurden. 
Das Strommarktmodell LICOES-Europe wird im folgenden Abschnitt 4.1 zunächst überblicksweise be-
schrieben. Im Abschnitt 4.2 werden dann notwendige Modellreduktionen diskutiert und anschließend 
wird in den Abschnitten 4.3 bis 4.11 auf die Modellierung im Detail eingegangen. In Kapitel 4.12 wird 
die Methodik der Zeitreihenerstellung und -clusterung ausführlich beschrieben. Die softwaretechni-
sche Umsetzung ist Gegenstand von Kapitel 4.13 und die Validierung des Modells von Kapitel 4.14. Die 
Modellkritik (4.15) schließt die Ausführungen gemeinsam mit einem Zwischenfazit (4.16) ab. 
4.1 Modellüberblick LICOES-Europe 
LICOES-Europe ist ein stündlich aufgelöstes Dispatch- und Investitionsmodell der Day-Ahead-Spot-, Re-
gelleistungs- und Kapazitätsmärkte für insgesamt 19 Länder Europas (vgl. Abbildung 15 und Abbildung 
16). LICOES-Europe nutzt hierfür die lineare Programmierung. Es handelt sich um ein partielles Gleich-
gewichtsmodell des Stromgroßhandelsmarktes (vgl. (Wiese 2005)). Mit LICOES-Europe ist sowohl eine 
gesamtwirtschaftlich kostenoptimale als auch eine einzelwirtschaftlich gewinnoptimale Kapazitäts- 
und Marktentwicklung projizierbar.  
LICOES-Europe ermittelt in einem ersten Schritt fundamental die kostenoptimale Kapazitätsentwick-
lung des europäischen Kraftwerks- und Speicherparks sowie dessen stündliche Stromerzeugung unter 
expliziter Berücksichtigung der Regelleistungs- und Kapazitätsnachfrage (Kapazitätsmarkt oder strate-
gische Reserve) sowie der stundenscharfen Fernwärmebereitstellung in den wichtigsten deutschen 
                                                                                 
14 LICOES = Linear Investment Cost Optimization of Energy Systems. 
15 MICOES = Mixed Integer Cost Optimization of Energy Systems. 
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Fernwärmenetzen bzw. unter allgemeiner Abbildung der Erzeugung aus KWK-Anlagen in Europa. Ne-
ben Brennstoff- und CO2-Preisen sowie den Kuppelkapazitäten zwischen den modellierten Ländern 
werden insbesondere technische und ökonomische Technologieparameter (Maximal- und Minimal-
leistung, Wirkungsgrad, Leistungsgradient, Verfügbarkeit, Stromverlust der Entnahme-Kondensations-
Anlagen, Kapitalkosten, fixe und variable Betriebskosten sowie Leistungsänderungskosten [sog. Ram-
ping-Kosten]) als Input-Parameter auf der Angebotsseite zur stündlichen Deckung der unelastischen 
residualen Stromnachfrage einbezogen. 
 
Abbildung 15: Abgebildete Länder in LICOES-Europe (Quelle: eigene Darstellung) 
Erneuerbare und dezentrale Must-Run-Anlagen (BHKWs, Industriekraftwerke, Müllverbrennungsanla-
gen etc.) werden über Einspeisezeitreihen berücksichtigt, die auf Daten aus dem Wetterjahr 2011 ba-
sieren. Die Wirkung klimapolitischer Maßnahmen zur CO2-Reduktion kann im Modell entweder über 
einen vorgegebenen CO2-Reduktionspfad oder durch fixe CO2-Zetrifikatspreise berücksichtigt wer-
den.16  
Zu den Besonderheiten von LICOES-Europe gehört die detaillierte Modellierung der 30 größten deut-
schen Fernwärmenetze inklusive der dortigen KWK-Anlagen, Heizwerke, Wärmespeicher und P2H-An-
lagen, sowie die umfangreiche Speichermodellierung, die neben den idealtypischen Technologien der 
Pump-, Batterie- und P2G-Speicher auch Speicherwasserkraftwerke modellendogen abbildet. Um 
nachfragebedingte Preisspitzen im Day-Ahead-Spotmarkt abbilden zu können, werden außerdem DSR-
Maßnahmen in Form von industriellem Lastabwurf fundamental modelliert. Darüber hinaus basieren 
                                                                                 
16 In LICOES-Europe kann ein CO2-Ziel wahlweise über Preis- oder Mengenvorgabe erreicht werden. Wenn die 
bei Mengenvorgabe aus der Zielfunktion abgeleiteten CO2-Preise alternativ als Preisvorgabe in das Modell ein-
fließen, stellt sich bei Ausbau und Einsatz des Kraftwerksparks annähernd das gleiche Ergebnis ein (vgl. 
(Fraunhofer ISI et al. 2017)). Im Rahmen dieser Untersuchung wird das CO2-Reduktionsziel mittels Preisvorgabe 
berücksichtigt. 
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die Berechnungen in LICOES-Europe auf hierarchisch geclusterten Zeitreihen der Strom- und Wärme-
nachfrage sowie der dezentralen Angebotsseite, die es erlauben, ein komplettes Jahr mit wenigen Typ-
tagen abzubilden. 
Im Rahmen einer linearen Optimierung des kombinierten Kraftwerksausbaus und -einsatzes ermittelt 
das Modell die dynamische Kapazitätsentwicklung, in Regionen mit Kapazitätsmarkt die opportunitäts-
kostenbasierten, jährlichen Kapazitätsmarktpreise, die stündlichen Spotmarktpreise, die stündlichen 
Einsatzprofile der modellierten Technologien, deren Deckungsbeiträge, Gewinne und CO2-Emissionen 
sowie die Leistungsbereitstellung im Markt für primäre, sekundäre und tertiäre Regelleistung. Darüber 
hinaus können Aussagen zur Stromaußenhandelsbilanz eines jeden Landes sowie zu Wohlfahrtseffek-
ten getroffen werden. In Abbildung 16 ist das verwendete Strommarktmodell schematisch dargestellt. 
 
Abbildung 16: Modellschema LICOES-Europe (Quelle: eigene Darstellung) 
Die kostenoptimale Sicht unterstellt, dass – unter Maßgabe vollständiger Information und perfekter 
Voraussicht – der Markt, insbesondere im Hinblick auf die Investitionsentscheidungen, stets zu einem 
gesamtwirtschaftlich kostenoptimalen Ergebnis kommt – als würden die Technologien von einem all-
wissenden rationalen zentralen Planer errichtet und betrieben werden. Dabei erfolgen die Investitions- 
und Dispatch-Entscheidungen stets kostenminimal für das Gesamtportfolio, also unter Berücksichti-
gung der Dependenzen zwischen konkurrierenden Teilnehmern. Die Optimalitätseffekte der Investi-
tion des einen Marktteilnehmens auf die des anderen werden berücksichtigt und ihrerseits optimiert. 
Nicht nur die in Abschnitt 2.3.3 beschriebenen Fehlinvestitionen zeigen, dass dies in Wirklichkeit nicht 
(immer) der Fall ist. 
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Denn in der Realität werden Investitionsentscheidungen einzelwirtschaftlich gewinnmaximierend ge-
troffen – ohne perfekte Voraussicht und vollständige Information. Dabei wissen die Marktteilnehmer 
grundsätzlich nicht exakt, welche langfristige Nachfragesituation nach Leistung und Arbeit in den 
Strommärkten herrschen wird und wie sich die Konkurrenz positioniert. Erschwerend hierbei ist die 
lange Nutzungsdauer der Stromerzeugungstechnologien, die eine langwierige Rückzahlungsdauer ge-
tätigter Investitionen bedingt. Entscheidend für die Investition sind somit die langfristigen Preiserwar-
tungen der Marktteilnehmer, die beispielsweise durch den Einsatz kostenoptimaler Strommarktmo-
delle kommerzieller Anbieter selbst gebildet werden können. Durch Methodiken wie dem Szenario-
vergleich kann die damit verbundene Unsicherheit reduziert werden (vgl. (Neuhoff 2007)). Die 
Investitionsentscheidung der Konkurrenz hat jedoch maßgeblichen Einfluss auf die Wirtschaftlichkeit 
der eigenen Anlagen. Durch ihre Antizipation in der Bildung der Preiserwartungen können die Konkur-
renzeffekte reduziert werden.  
LICOES-Europe geht deshalb über die gesamtwirtschaftlich kostenminimale Perspektive hinaus und 
versucht, diesen Annäherungsprozess aus (sub-)optimaler gewinnmaximierender einzelwirtschaftli-
cher Investitionsentscheidung, ihrer Preiswirkung sowie der Antizipation der Effekte mit daraus fol-
gender veränderter Investitionsentscheidung und erneuter Preiswirkung nachzubilden, um eine reali-
tätsnähere Entwicklung des Kraftwerks- und Speicherparks zu ermöglichen. Hierfür wird in Anlehnung 
an die Methodik von (Grote et al. 2015), (Hach et al. 2014), (Harthan 2014) und (Nicolosi et al. 2010) 
ein iteratives Verfahren entwickelt, das eine Annäherung zwischen kosten- und gewinnoptimalem Ka-
pazitätsausbau zum Ziel hat. 
In einem zweiten Schritt in LICOES-Europe wird folglich die Dispatch-Optimierung am Markt von der 
Investitionsentscheidung der Kraftwerksbetreiber modelltechnisch getrennt und in einem iterativen 
Prozess einer gesamtwirtschaftlichen Lösung angenähert. Die Umsetzung ist in Abbildung 17 darge-
stellt. Zuerst wird die Entwicklung der Kraftwerks- und Speicherkapazitäten aus der gesamtwirtschaft-
lichen Kostenoptimierung (LICOES-Central; [1]) in einen Modellteil überführt [2], in dem lediglich der 
Kraftwerkseinsatz für Marktprozesse (Day-Ahead-Spotmarkt, Regelleistungsmärkte) optimiert wird 
(LICOES-Market) – der Kraftwerkspark ist hier als Parameter fest vorgegeben. Aus der Marktoptimie-
rung ergeben sich nun Spotmarkt-, Regelleistungs- und Kapazitätsmarktpreise, die in einen weiteren 
Modellteil (LICOES-Decentral) weitergereicht werden [3], in dem nun während eines erneuten gewinn-
optimalem Dispatch, bei dem die Anlagenbetreiber lediglich als Preisnehmer auftreten, die Entwick-
lung der Kapazitäten auf Basis der einzelwirtschaftlichen, anlagenspezifischen Kapitalwerte optimiert 
wird. Hier sind folglich die zu erwartenden Marktpreise fest vorgegeben, anhand derer der Anlagen-
einsatz modelliert und die dezentrale Investitionsentscheidung getroffen wird. Die Optimierung erfolgt 
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in diesem Modellteil unabhängig für jede Anlage einzeln. Konkurrenzeffekte werden in LICOES-Decent-
ral somit bewusst nicht berücksichtigt. Der nun veränderte Kraftwerks- und Speicherpark wird an-
schließend erneut in die gesamtwirtschaftliche Marktoptimierung (LICOES-Market) überführt [4], um 
die Preiseffekte dieser Veränderung zu ermitteln. Anschließend erfolgt eine weitere gewinnoptimale 
Investitionsentscheidung in LICOES-Decentral, die die Antizipation der nun in der Marktoptimierung 
offenbarten Konkurrenzeffekte in Form von veränderten Marktpreisen widerspiegelt. 
Die Iteration zwischen LICOES-Market und LICOES-Decentral wird so lange wiederholt, bis sich die 
Marktpreise zwischen zwei Iterationen soweit angenähert haben, dass ihre Differenz einen vorgege-
benen Schwellenwert unterschreitet [5]. Eine detaillierte Beschreibung der Funktionsweise der Itera-
tion findet sich im Abschnitt 4.11. 
 
Abbildung 17: Modellablaufschema zur Ermittlung des kosten- und des gewinnoptimalen Kraftwerks- und 
Speicherparks (Quelle: eigene Darstellung) 
Im Folgenden werden notwendige Vereinfachungen des Modellierungsproblems diskutiert. 
4.2 Modellreduktion 
Um das Ziel der Modellierung von Investitionsentscheidungen in neue thermische Kraftwerke und 
Speichertechnologien erreichen zu können, ist es notwendig, das Entscheidungskalkül auf Basis der 
Optimierung über einen langen Zeitraum hinweg festzulegen. Dieser Zeitraum kann bspw. ein einzel-
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nes Jahr (myopische Investitionsentscheidung), den gesamten Horizont der wirtschaftlichen Lebens-
dauer (hyperopische Investitionsentscheidung) eines Kraftwerks oder den Zeitraum bis zu einer politi-
schen Zielmarke (z. B. 2020 bis 2050) umfassen.  
In LICOES-Europe wird die Investitionsentscheidung grundsätzlich über den kompletten Modellzeit-
raum optimiert. Im Rahmen eines gemischt-ganzzahligen Optimierungsproblems, wie dem im reinen 
Kraftwerkseinsatzmodell MICOES-Europe (vgl. (Böttger et al. 2015)), ist ein Optimierungshorizont auf 
Stundenbasis bis zum Jahr 2050 aufgrund der exponentiell wachsenden Komplexität des Problems mit 
länger werdendem Optimierungshorizont rechentechnisch derzeit (noch) nicht umsetzbar. Grundle-
gende Vereinfachungen des Modells sind deshalb notwendig (Gils et al. 2016).  
Zur Reduktion der Komplexität von Energiesystemmodellen existieren laut (Gils et al. 2016) grundsätz-
lich die folgenden Möglichkeiten, die aufgrund der Reduktion und Vereinfachung des mathematischen 
Problems allerdings jeweils mit dem Verlust von Information einhergehen: 
1. Beschneidung des Optimierungsproblems durch Weglassen, wie 
a. Verkürzung des zeitlichen Optimierungshorizonts 
b. Fokussierung auf ausgewählte geografische Gebiete 
c. Ausschluss bestimmter Technologien 
2. Reduktion der Modellauflösung (grob statt fein), wie 
a. Vergrößerung der Zeitschritte (Verwendung von Stützjahren und Typtagen als Re-
präsentation aller Zeitschritte) 
b. Räumliche Zusammenfassung von Regionen  
c. Zusammenführung einzelner Technologieelemente zu Technologieklassen (Aggre-
gation des Kraftwerksparks) 
d. Ignorierung einzelner (technischer) Eigenschaften der modellierten Objekte (z. B. 
Leistungsänderungsverhalten, Startkosten und technische Mindestleistung von 
Kraftwerken)  
Zu Punkt 1 kann die Fokussierung auf ausgewählte Marktarten (z. B. Day-Ahead-Spotmarkt vs. Intra-
day-Markt)) bzw. zu Punkt 2 die Zusammenfassung von Teilmärkten zu einem Markt (z. B. Regelleis-
tungsmärkte) ergänzt werden. Daneben lässt sich das Optimierungsproblem mittels eines sog. rollie-
renden Horizonts in Teilprobleme aufspalten, wodurch sich das Investitionsentscheidungskalkül von 
einem hyperopischen zu einem myopischen (jedes Jahr wird einzeln betrachtet) wandelt (Marquant et 
al. 2015). Die Ergebnisse können dadurch allerdings abweichen. Darüber hinaus bestehen weitere ma-
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thematische Lösungsmöglichkeiten, die das Modell in Teilprobleme aufspalten, um zu einer schnelle-
ren Lösung zu kommen. Hierzu zählen die sog. Benders-Dekomposition (vgl. (Baumanns et al. 2017)), 
die Dantzig-Wolfe-Dekomposition und die Lagrange-Relaxation (Gils et al. 2016).  
Die genannten Möglichkeiten können in unterschiedlichem Maße miteinander kombiniert werden, um 
die Komplexität des Optimierungsproblems zu reduzieren. Dadurch reduziert sich in der Regel jedoch 
auch die Genauigkeit des Modells und die Aussagekraft der Ergebnisse, weshalb beides kritisch zu be-
trachten ist. Einige der unter Punkt 1 und 2 genannten Maßnahmen, das mathematische Problem zu 
reduzieren, kommen in LICOES-Europe zur Anwendung. Neben der Fokussierung auf die 19 genannten 
Länder sowie den Day-Ahead-Spotmarkt und Regeleistungsmärkte werden die folgenden Problemver-
einfachungen vorgenommen:  
1. Linearisierung des Optimierungsproblems durch Verzicht auf binäre und ganzzahlige Variablen 
(z. B. Statusvariable)  
Probleme:  
• Verzicht auf dynamische Restriktionen wie Mindestleistung, Mindestbetriebszeiten, Min-
deststillstandzeiten und Startkosten, wodurch die Freiheitsgrade des modellierten Kraft-
werksparks gegenüber der Realität und im Vergleich zu gemischt-ganzzahligen Optimie-
rungsmodellen ansteigen  
• Verzerrung der Ergebnisse durch Erhöhung der modellseitigen Flexibilität des Kraftwerk-
sparks 
2. Abstraktion und Aggregation auf der Nachfrageseite und bezüglich der dezentralen Erzeugung 
durch die Reduktion der zeitlichen Modellauflösung in Form von wenigen repräsentativen 
Stützjahren und Typtagen je Stützjahr 
Probleme: 
• Verlust des hochaufgelösten Nettolastbandes mit extremen Lastspitzen und –tälern 
• Verlust des detaillierten Erzeugungsprofils der EE und der sonstigen dezentralen Erzeuger 
mit Leistungsspitzen und –tälern 
• Verlust der Amplituden der Residuallastschwankungen 
3. Abstraktion und Aggregation auf der Angebotsseite durch Zusammenfassung einzelner Kraft-
werksblöcke in Aggregate nach Brennstoff, Technologie und Baujahr  
Probleme: 
• Verlust der differenzierten Kraftwerksparkstruktur durch Auflösung der detaillierten Me-
rit-Order der ca. 1.800 existierenden Kraftwerke in den Modellregionen in 256 Aggregate  
• Verlust der Wirkungsgradgenauigkeit und damit der Erzeugungskostengenauigkeit 
• Verlust der Preiskurvengenauigkeit durch Auflösen der Merit-Order in gröbere Stufen. 
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Dabei existieren Synergieeffekte zwischen den Optionen. Wird bspw. die Nachfrageseite auf wenige 
durchschnittliche Typtage reduziert, erscheint es nicht mehr zwingend notwendig bzw. sinnvoll, Min-
destzeiten und Startkosten oder bei der Verwendung von Aggregationen im Kraftwerkspark auch die 
Mindestleistung zu berücksichtigen.  
Ziel des Modellansatzes in LICOES-Europe ist es, zum einen die Detailschärfe aus dem am Lehrstuhl für 
Energiemanagement und Nachhaltigkeit der Universität Leipzig vorhandenen Modell MICOES-Europe 
(insbesondere im Fernwärme- und KWK-Bereich) weitestgehend zu erhalten, zum anderen mangels 
Ressourcen den Rechenaufwand gleichzeitig möglichst gering zu halten.  
Der Verzicht auf die Modellierung von Startkosten thermischer Kraftwerke kann durch die alternative 
lineare Umsetzung als Ramping-Kosten teilweise kompensiert werden. Um den Verlust von Informa-
tion bei der Ermittlung der Typtage der Nachfrage- und EE-Einspeisezeitreihen zu reduzieren, kommt 
die Methode des hierarchischen Clusterns (siehe Kapitel 4.12.4) zur Anwendung. Um die Detailschärfe 
des Kraftwerksparks insbesondere für Deutschland weitestgehend zu erhalten, werden jene KWK-An-
lagen, die für die größten deutschen Fernwärmenetze Wärme bereitstellen, weiterhin als einzelne 
Kraftwerksblöcke modelliert. Nähere Ausführungen zur Wirkung der Modellvereinfachungen und zur 
weitergehenden technischem Umsetzung finden sich in den Kapiteln 4.12, 4.13 und 4.14.  
Im Folgenden wird die mathematische Modellierung von LICOES-Europe im Detail beschrieben. Die 
Modellterminologie (Bezeichnung von Indizes, Parametern und Variablen) von LICOES-Europe orien-
tiert sich dabei zur Vergleichbarkeit an den Vorarbeiten zum gemischt-ganzzahligen Kraftwerkseinsatz-
modell MICOES-Europe (vgl. (Böttger 2017; Böttger et al. 2015)). 
4.3 Modellierung der thermischen Kraftwerke 
Die lineare Modellierung des thermischen Kraftwerksparks ist Hauptbestandteil von LICOES-Europe. 
Im Folgenden werden die Kapazitätsentwicklung und der Anlageneinsatz beschrieben. 
4.3.1 Modellierung der Investitions- und Stilllegungsentscheidungen für 
thermische Kraftwerke 
Die Entwicklung des Kraftwerksparks erfolgt für alle Modelljahre 𝑎 ∈ 𝒜 auf einmal in einem einzigen 
Rechenschritt. Insgesamt wird der Modellhorizont von 2020 bis 2050 auf vier Stützjahre (𝑎 = 1 bis 𝑎 =
4) reduziert, die jeweils eine Schrittweite von 𝜋 = 10 Jahren haben, um den Rechenaufwand vertretbar 
zu halten. Den Modelljahren wird eine Startperiode 𝑎 = 0 vorgeschaltet, die die Ausgangssituation des 
Technologiebestandes im Jahr 2015 widerspiegelt. Der länderspezifische Startkraftwerkspark des Jah-
res 2015 ist in Abbildung 18 dargestellt. 
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Abbildung 18: Installierte Leistung der thermischen Kraftwerke und modellierten Stromspeichertechnologien 
je Land im Jahr 2015 (Quellen: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (Bundesamt für Energie 2014; Energy 
Brainpool 2009; Ess et al. 2012; EURELECTRIC 2011; S&P Global Platts 2016)) 
Die dynamische Weiterentwicklung des Kraftwerksparks wird modellseitig nicht nur durch altersbe-
dingte Stilllegungen implementiert, sondern auch durch flexible Optionen wie das vorübergehende 
„Einmotten“ thermischer Kraftwerksleistung (sog. Mothballing bzw. Kaltreserve) vor Ablauf der tech-
nischen Lebensdauer der Kraftwerke und die spätere technische Überholung von Bestandsanlagen, um 
deren Nutzbarkeit über die technische Lebensdauer 𝑇𝐿𝑇 hinaus zu verlängern. In Tabelle 5 sind die 
Annahmen zu den technischen und wirtschaftlichen Lebensdauern der verwendeten Kraftwerks- und 
Speichertechnologien aufgeführt. 
Tabelle 5: Technische und wirtschaftliche Lebensdauern der Kraftwerks- und Speichertechnologien 
Technologie TLT1 ELT 
Einheit [a] [a] 
Braunkohle 451 35² 
Erdgas-DT 401 25² 
Erdgas-GT 501 25² 
Erdgas-GuD 401 25² 
Kernenergie (Zubau) 50 (60)5 50² 
Heizöl 401 25² 
Steinkohle 451 35² 
Pumpspeicher/Speicherwasser 805 80³ 
Batteriespeicher 154 104 
P2G 205 204 
 Quellen: 
1: (DENA 2008) 
2: (Konstantin 2013) 
³: (Pape et al. 2014) 
4: eigene Annahme auf Basis von (Pape et al. 2014) 
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Die Maximalleistung 𝑃𝑖𝑏,𝑎−1
𝑚𝑎𝑥  eines Bestandskraftwerks(aggregats) 𝑖𝑏 ∈ ℐ am Ende der Vorperiode  
𝑎 − 1 wird somit einerseits durch die endogen stillzulegende Leistung (Variable 𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝐷𝐶𝑒𝑛 ≥ 0) im Mo-
delljahr 𝑎 reduziert und andererseits durch die Ab- bzw. Zugänge von Kraftwerksleistung in Kaltreserve 
(𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝑀𝐵 ≥ 0, 𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝑀𝐵𝑏𝑎𝑐𝑘 ≥ 0) sowie strategischer Reserve (𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝑆𝑡𝑅 ≥ 0) in Regionen mit entsprechender re-
gulatorischer Kapazitätsnachfrage verändert (Gleichung (1)). Wird Kraftwerksleistung in Kaltreserve 







𝑆𝑡𝑅  ∀𝑖𝑏 ∈ ℐ, ∀𝑎 ∈ 𝒜 (1) 
Der Retrofit von Kraftwerken ist in der Form berücksichtigt, dass er die endogenen Stilllegungen 
𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝐷𝐶𝑒𝑛 ≥ 0 pro Jahr reduziert. Die anteilige Retrofit-Leistung 𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝑅𝐹 ≥ 0 entspricht dabei höchstens der 
exogen vorgegebenen altersbedingten Stilllegung 𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝐷𝐶𝑒𝑥 (Gleichung (2)).  
Die endogenen Stilllegungen dürfen die Maximalleistung am Ende der Vorperiode 𝑎 − 1 ab- bzw. zu-
züglich der Retrofit- und der Reserveleistungen nicht überschreiten (Gleichung (3)). Gleichung (4) be-
grenzt die endogenen Stilllegungen von Bestandskraftwerken analog dazu nach unten. Dadurch wird 
eine endgültige Stilllegung von Kraftwerksleistung auch vor Ablauf der technischen Nutzungsdauer 
möglich – aus wirtschaftlichen Gründen. Bei KWK-Anlagen in explizit modellierten Fernwärmenetzen 
ℎ𝑑ℎ𝑔 ∈ ℐ wird in Gleichung (5) eine vorzeitige Stilllegung ausgeschlossen, da hier die Wärmenachfrage 

























































∀ℎ𝑑ℎ𝑔 ∈ ℐ, ∀𝑎 ∈ 𝒜 (5) 
 𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝑅𝐹  ≤  𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝐷𝐶𝑒𝑥  ∀𝑖𝑏 ∈ ℐ, ∀𝑎 ∈ 𝒜 (2) 
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Bei allen Bestandskraftwerken im reinen Kondensationsbetrieb wird die technisch überholte Leistung 
(𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝑅𝐹𝐷𝐶 ≥ 0) annahmegemäß nach einer Lebensdauerverlängerung von zehn Kalenderjahren endgültig 
stillgelegt (Gleichung (6)). Der Parameter 𝜋 berücksichtigt auch hier erneut die Schrittweite zwischen 
zwei Modelljahren. Für die spätere Kostenermittlung in der Zielfunktion werden in den Gleichungen 
(7), (8) und (9) die jeweiligen Bestände an Retrofit-Leistung (𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝑅𝐹𝑠𝑡𝑜𝑐𝑘 ≥ 0), vorübergehend stillgeleg-
ter Leistung in Kaltreserve (𝑃𝑖,𝑎
𝑀𝐵𝑠𝑡𝑜𝑐𝑘 ≥ 0) sowie Leistung in strategischer Reserve (𝑃𝑖,𝑎
𝑆𝑡𝑅𝑠𝑡𝑜𝑐𝑘 ≥ 0) fort-
geschrieben. Für Letztere gilt adäquat zu Kapitel 3.3.1 ein Rückkehrverbot in den EOM. Die strategische 
Kraftwerksleistung wird somit modellendogen endgültig stillgelegt (𝑃𝑖,𝑎
𝑆𝑡𝑅𝐷𝐶 ≥ 0).  
 𝑃𝑖𝑏,𝑎
𝑅𝐹𝐷𝐶 = 𝑃𝑖𝑏,𝑎−10/𝜋















𝑆𝑡𝑅𝐷𝐶  ∀𝑖 ∈ ℐ, ∀𝑎 ∈ 𝒜 (9) 
Aufgrund der Aggregation des Kraftwerksparks können analog zu den Bestandskraftwerken Neuinves-
titionen nicht blockscharf, sondern lediglich technologiescharf abgebildet werden. Das Modell kann 
endogen entscheiden, wie hoch die neu zu errichtende elektrische Leistung 𝑃𝑖𝑧,𝑎
𝐼𝑛𝑣 ≥ 0 je Zubauaggregat 
𝑖𝑧 ∈ ℐ im Modelljahr 𝑎 sein kann und schreibt diese Leistung unter Berücksichtigung der dynamischen 
Stilllegungs- und Reserveoptionen in den darauffolgenden Modelljahren fort (Gleichung (10)). Aller-
dings steht Retrofit als Option für Neubaukraftwerke nicht zur Verfügung, da dieser erst nach Ablauf 
der technischen Lebensdauer relevant wäre und dies somit erst nach dem letzten Jahr des Modellho-
rizonts (2050) greifen würde. Die je Modellregion verfügbaren Technologien werden exogen vorgege-
ben, wodurch bspw. der Kernenergieausstieg in Deutschland, Österreich und der Schweiz, der Kohle-
ausstieg in Großbritannien, den Niederlanden, Frankreich und Finnland oder die örtliche Verfügbarkeit 








𝑆𝑡𝑅  ∀𝑖𝑧 ∈ ℐ, ∀𝑎 ∈ 𝒜 (10) 
Analog zu den Bestandskraftwerken wird auch die endogene Stilllegung der Zubauaggregate unter Be-
rücksichtigung der Reserveoptionen nach unten (Gleichung (11)) bzw. oben (Gleichung (12)) begrenzt. 
Die altersbedingte Stilllegung entspricht dabei der ursprünglichen Investition 𝑃𝑖𝑧 ,𝑎−𝑇𝐿𝑇/𝜋
𝐼𝑛𝑣  ≥ 0.  












𝑆𝑡𝑅𝑠𝑡𝑜𝑐𝑘  ∀𝑖𝑧 ∈ ℐ, ∀𝑎 ∈ 𝒜 (12) 
Für sämtliche KWK-Anlagen im Bestand und Neubau wird über die exogen vorgegebene Stromkenn-
zahl 𝜎ℎ  die äquivalente Fernwärmeleistung ?̇?ℎ,a






  ∀ ℎ ∈ ℐ (13) 
Durch Gleichung (14) wird annahmegemäß sichergestellt, dass sich die je Modellregion vorhandene 
Fernwärmeleistung der KWK-Anlagen ∑ ?̇?ℎ𝑐,a
𝑚𝑎𝑥
ℎ𝑐 ≥ 0 über den Modellhorizont hinweg konstant ent-
wickelt.17 Der Parameter 𝑃ℎ𝑐,𝑎0
𝑚𝑎𝑥0 gibt dabei die installierte Leistung im Startjahr 𝑎 = 0 (2015) an.  
Die Annahme der konstanten Entwicklung der KWK-Fernwärmeleistung wird in Gleichung (15) auch je 
explizit modelliertem Fernwärmenetz realisiert. In diesen wird modellseitig der optionale Zubau von 










 ∀ ℎ𝑐 ∈ ℐ𝑐  (14) 









 ∀ ℎ𝑑ℎ𝑔 ∈ ℐ𝑑ℎ𝑔 (15) 
Zur Verwendung in der Kostenberechnung schreibt Gleichung (16) den Bestand an kapitalkostenrele-
vanter Kraftwerksleistung 𝑃𝑖𝑧,𝑎
𝑐𝑎𝑝
≥ 0 unter Berücksichtigung der wirtschaftlichen Nutzungsdauer 𝐸𝐿𝑇 
(„economic lifetime“) fort. Das ist notwendig, weil die wirtschaftliche Nutzungsdauer (Abschreibungs-







𝐼𝑛𝑣  ∀𝑖𝑧 ∈ ℐ, ∀𝑎 ∈ 𝒜 (16) 
                                                                                 
17 Zur Kritik an dieser Annahme siehe Kapitel 4.15. 
18 In Modelltestläufen unter den hier verwendeten Prämissen hat sich gezeigt, dass ausschließlich Erdgas-GuD-
KWK-Anlagen vom Modell als Ersatzoption in den Fernwärmenetzen gewählt werden. Um den Rechenaufwand 
zu reduzieren, wird die Auswahl für Zubauten in den Fernwärmenetzen somit auf diese Technologie beschränkt. 
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Die zugrundeliegenden technischen und wirtschaftlichen Parameter je thermischer Zubautechnologie 
sind in Tabelle 6 aufgeführt.  






Einheit [%] [MWel/MWth] [€/kWel] 
Braunkohle-CCS 31,2 0,89 2.882 
Braunkohle 44,8 1,27 1.579 
Erdgas-GT 39,3 0,78 421 
Erdgas-GuD-CCS 50,0 1,72 1.401 
Erdgas-GuD 61,0 2,10 842 
Kernenergie 33,7 - 6.316 
Steinkohle-CCS 29,1 0,75 2.566 
Steinkohle 46,4 1,20 1.263 
Quellen: 
1: (Schröder et al. 2013) 
²: eigene Annahme 
4.3.2 Modellierung des Einsatzes thermischer Kraftwerke 
Die Stromerzeugung19 aus thermischen Kraftwerken 𝑃𝑡,𝑖,𝑎 ≥ 0 wird in LICOES-Europe lediglich durch 
die sich im Modelljahr in Betrieb befindliche Maximalleistung 𝑃𝑖,𝑎
𝑚𝑎𝑥 ≥ 0 und deren vorgegebener 
stündlicher Verfügbarkeit 𝜃𝑡,𝑖  begrenzt. Gleichung (17) stellt den Zusammenhang dar. 
 𝑃𝑡,𝑖,𝑎 ≤ 𝜃𝑡,𝑖 ∙ 𝑃𝑖,𝑎
𝑚𝑎𝑥 ∀𝑡, 𝑖, 𝑎 (17) 
Die Werte der stündlichen Verfügbarkeit je Kraftwerkstechnologie in Deutschland basieren, wie in 
(Böttger 2017), auf den Veröffentlichungen der EEX zu geplanten und nichtgeplanten Nichtbean-
spruchbarkeiten bzw. auf den historischen Arbeitsverfügbarkeiten der Kernkraftwerke (EEX 2016). Für 
die anderen europäischen Länder existiert derzeit keine äquivalente Datengrundlage. Daher wird hier 
auf technologiespezifische Jahresdurchschnittswerte abgestellt. Nach Überführung der Daten in stünd-
liche Zeitreihen je Technologie werden diese als exogener Parameter ins Modell übernommen. In Ta-
belle 7 sind die in LICOES-Europe verwendeten Werte für die technische Arbeitsverfügbarkeit und die 
Leistungsänderungsgradienten aufgeführt. 
                                                                                 
19 Dies entspricht der mittleren Leistungsabgabe innerhalb eines Zeitschrittes 𝑡. 
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Einheit [%] [%/Minute] 
Kernenergie 85,0 0,8 
Braunkohle 84,7 3,0 
Steinkohle 82,1 4,0 
Erdgas-GuD 88,7 6,0 
Erdgas-DT 88,7 6,0 
Erdgas-GT 88,7 20,0 
Heizöl-DT 90,7 6,0 
Heizöl-GT 90,7 20,0 
Quellen: 
1: (Swider et al. 2007) 
²: (Hundt et al. 2009), die Werte für die Erdgas-Technologien 
wurden für Heizöl übernommen 
Da angenommen wird, dass die Leistungsänderungsgradienten linear verlaufen, kann Gleichung (5.8) 
aus (Theofilidi 2008) in Gleichung (18) übernommen werden. Während der Parameter 𝐶𝑅𝑖
𝑑𝑛 den Leis-
tungsänderungsgradienten bei Leistungsreduktion von Kraftwerk 𝑖 in MW je Zeitschritt 𝑡 beschreibt, 
gibt der Parameter 𝐶𝑅𝑖
𝑢𝑝






𝑑𝑛 ∙  Δ 𝑡 ≤  𝑃𝑡,𝑖,𝑎 − 𝑃𝑡−1,𝑖,𝑎  ≤ 𝐶𝑅𝑖
𝑢𝑝
∙  Δ 𝑡 ∀𝑡, 𝑖, 𝑎 (18) 
4.3.3 Modellierung der zentralen KWK-Anlagen 
Die Berücksichtigung von blockscharf modellierten KWK-Anlagen ℎ ∈ ℐ𝐷𝐻𝐺 in den deutschen Fernwär-
menetzen ist in den Gleichungen (19)–(28) dargestellt, die in linearisierter und zusammengefasster 
Form den Gleichungen (11)–(19) in (Böttger 2017) und dem Modell in (Mollenhauer et al. 2016) nach-
empfunden sind. Die unterschiedliche Behandlung von Entnahme-Kondensations-Anlagen und Gegen-
druckanlagen wird ebenso aus MICOES-Europe übernommen. Allerdings werden Wirkungsgradver-
luste durch Teillastbetrieb in LICOES-Europe aus Gründen der Kraftwerksaggregation und Vereinfa-
chung nicht berücksichtigt. 
Die Enthalpie (Brennstoffwärmebedarf) ?̇?𝑡,ℎ,𝑎
𝑓𝑢𝑒𝑙
≥ 0 errechnet sich für Entnahme-Kondensations-Anla-
gen aus dem Brennstoffbedarf der Stromerzeugung zuzüglich des Brennstoffbedarfs aus dem Strom-
verlust der Fernwärmeauskopplung (Gleichung (19)). Bei Gegendruckanlagen entfällt der Stromverlust 
(Gleichung (20)). Dabei ist 𝜂ℎ
𝑒𝑙 der elektrische Wirkungsgrad und 𝛽𝑡 die Stromverlustkennzahl, die in 
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Abhängigkeit von der Vorlauf- (𝑇𝑡,ℎ
𝐹𝐹𝑙), Rücklauf- (𝑇𝑡,ℎ
𝑅𝐹𝑙) und Kühlwassertemperatur (𝑇𝑡,ℎ
𝑐𝑜𝑜𝑙) ermittelt 
wird (Gleichung (21)). In Anlehnung an (Christidis et al. 2015) wird wie in (Böttger 2017) für die Rück-
lauf- und Kühltemperatur über das ganze Jahr ein Wert von 60 °C bzw. 15 °C angenommen. Die Vor-












𝑒𝑙 ∙ 𝑃𝑡,ℎ,𝑎 ∀ℎ ∈ ℐ𝐷𝐻𝐺,𝐺𝐷, ∀𝑡, 𝑎 (20) 







𝑅𝐹𝑙  ∀ℎ ∈ ℐ𝐷𝐻𝐺,𝐸𝐾, ∀𝑡, 𝑎 (21) 







𝑒𝑙  ∀ℎ ∈ ℐ𝐷𝐻𝐺 , ∀𝑡, 𝑎 (22) 
Als weitere Restriktion ist die Pumpleistung der Fernwärmepumpen zu berücksichtigen, welche die 
maximal mögliche Wärmeauskopplung bei niedriger Spreizung zwischen Vor- und Rücklauftemperatu-
ren in der Übergangs- und Sommerzeit reduziert. Gleichung (23) stellt diese analog zu Gleichung (7) in 
(Christidis & Tsatsaronis 2011) und Gleichung (19) in (Böttger 2017) dar. Als Auslegungsvorlauftempe-
ratur 𝑇𝑡,ℎ
𝐹𝐹𝑙,𝑛𝑜𝑟𝑚 wird der Wert von 120 °C übernommen. 
 ?̇?𝑡,ℎ,𝑎 ≤ ?̇?ℎ,a







 ∀ℎ ∈ ℐ𝐷𝐻𝐺 , ∀𝑡, 𝑎 (23) 
Die Energiebilanzgleichung für Entnahme-Kondensations-Anlagen begrenzt die Stromproduktion auf 
die Brennstoffwärme abzüglich der Fernwärmeauskopplung, der Abgasverluste (?̇?𝑡,𝑖
𝑙𝑜𝑠𝑠 ≥ 0) und der 
Mindest-Kondensationsverluste (?̇?𝑡,𝑖
𝐶𝑊𝑚𝑖𝑛 ≥ 0) (Gleichung (24)).  
 𝑃𝑡,ℎ,𝑎 ≤ ?̇?𝑡,ℎ,𝑎
𝑓𝑢𝑒𝑙
− ?̇?𝑡,ℎ,𝑎 − ?̇?𝑡,ℎ
𝑙𝑜𝑠𝑠 −  ?̇?𝑡,ℎ
𝐶𝑊𝑚𝑖𝑛  ∀ℎ ∈ ℐ𝐷𝐻𝐺 , ∀𝑡, 𝑎 (24) 
Bei Gegendruckanlagen entspricht die Stromproduktion aufgrund der festen Stromkennzahl genau der 
Brennstoffwärme abzüglich der Fernwärmeauskopplung und der Verluste. Kondensationsverluste ent-
fallen hier (Gleichung (25)). Die Abgasverluste werden mit generell ζ = 10 % des Brennstoffeinsatzes 
angenommen (Gleichung (26)). 
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 𝑃𝑡,ℎ,𝑎 = ?̇?𝑡,ℎ,𝑎
𝑓𝑢𝑒𝑙
− ?̇?𝑡,ℎ,𝑎 − ?̇?𝑡,ℎ
𝑙𝑜𝑠𝑠 ∀ℎ ∈ ℐ𝐷𝐻𝐺,𝐺𝐷, ∀𝑡, 𝑎 (25) 
 ?̇?𝑡,ℎ
𝑙𝑜𝑠𝑠 =  ζ ∙ ?̇?𝑡,ℎ,𝑎
𝑓𝑢𝑒𝑙
 ∀ℎ ∈ ℐ𝐷𝐻𝐺 , ∀𝑡, 𝑎 (26) 
In der Realität treten Kondensationsverluste auf, sobald die Entnahme-Kondensations-Anlage einge-
schaltet wird, da aufgrund technischer Restriktionen ein Mindestkühlstrom ?̇?𝑡,ℎ,𝑎
𝐶𝑊𝑚𝑖𝑛  zum Betrieb des 
Kühlsystems benötigt wird. Zur adäquaten Berücksichtigung der Kondensationsverluste in einem line-
aren Dispatch- und Investitionsmodell ohne Statusvariable ist es notwendig, die im gemischt-ganzzah-
ligen Modell verwendete Gleichung (13) in (Mollenhauer et al. 2016) bzw. Gleichung (18) in (Böttger 
2017) für die Verwendung in LICOES-Europe linear anzunähern. Hierzu wird in Gleichung (27) auf Basis 
der Anlagenleistung 𝑃ℎ,𝑎0
𝑚𝑎𝑥0 im Startjahr 𝑎 = 0 der Mindestkühlstrom ?̇?ℎ,𝑎0
𝐶𝑊𝑚𝑖𝑛0 jeder Entnahme-Kon-
densations-Anlage als Parameter ermittelt und auf 10 % des nominalen Massestroms festgelegt. Der 
im KWK-Dispatch in Gleichung (24) zu verwendende stündliche Mindestkühlstrom ?̇?𝑡,ℎ
𝐶𝑊𝑚𝑖𝑛 ergibt sich 





𝑒𝑙  als Anteil am Brennstoffwärmebedarf.  
 ?̇?ℎ,𝑎0









𝑚𝑎𝑥0] ∀ℎ ∈ ℐ𝐷𝐻𝐺,𝐸𝐾 (27) 
 ?̇?𝑡,ℎ,𝑎
𝐶𝑊𝑚𝑖𝑛 = ?̇?ℎ,𝑎0






 ∀ℎ ∈ ℐ𝐷𝐻𝐺,𝐸𝐾, ∀𝑡, 𝑎 (28) 
Die KWK-Anlagen außerhalb der explizit modellierten Fernwärmenetze und im Ausland ℎ ∈ ℐ𝑜𝐶𝐻𝑃 
(other CHP) werden in LICOES-Europe mit einer vereinfachten Methodik abgebildet. Hier kann mangels 
Daten die Wärmenachfrageseite nicht explizit modelliert werden. Trotzdem soll die Preiswirkung der 
zur Fernwärmelastdeckung zwangsweisen (Must-Run-)KWK-Stromerzeugung erfasst werden. Im Falle 
der notwendigen Fernwärmeproduktion sind KWK-Anlagen gezwungen, den gleichzeitig produzierten 
Strom jederzeit am Markt absetzen zu können. Sie akzeptieren hierfür jeden Spotmarktpreis, der ober-
halb der Opportunitätskosten einer alternativen Wärmeerzeugung liegt. 
Die mittlere Stromproduktion einer KWK-Technologie über den Zeitschritt 𝑡 kann somit aufgeteilt wer-
den, in einen Teil, der zu Grenzkosten am Spotmarkt angeboten wird (𝑃𝑡,ℎ,𝑎
𝐺𝐾 ≥ 0), und einen Teil, der 
zu Opportunitätskosten angeboten werden muss (𝑃𝑡,ℎ,𝑎
𝑂𝐾 ≥ 0), die hier in der Regel unterhalb der 
Grenzkosten liegen (Gleichung (29)) – die sog. Gegendruckscheibe. Die Größe der Gegendruckscheibe 
wird mithilfe von Gleichung (30) geschätzt. Diese ergibt sich aus dem länderspezifischen Auslastungs-
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faktor der Fernwärmenachfrage20 𝑞𝑡,𝑐
𝐶𝐻𝑃, multipliziert mit der installierten Maximalleistung. Der Aus-
lastungsfaktor gibt somit an, wie hoch der Anteil der Must-Run-Stromproduktion der KWK-Anlage je 
Zeitschritt 𝑡 ist. Bei Gegendruckanlagen entfällt der vereinfachte Anpassungsfaktor für den Stromver-
lust (Gleichung (31)). Die Gegendruckscheibe ist darüber hinaus nach oben durch die maximale Wär-
meauskopplung begrenzt (Gleichung (32)).  
 𝑃𝑡,ℎ,𝑎 = 𝑃𝑡,ℎ,𝑎
𝐺𝐾 + 𝑃𝑡,ℎ,𝑎




𝐶𝐻𝑃 ∙ (1 − 0,1 ∙ 𝑞𝑡,𝑐




𝐶𝐻𝑃 ∀ℎ ∈ ℐ𝑜𝐶𝐻𝑃,𝐺𝐷,𝑐 , ∀𝑡, 𝑎, 𝑐 (31) 
 𝑃𝑡,ℎ,𝑎
𝑂𝐾 ≤ ?̇?ℎ,a
𝑚𝑎𝑥 ∙ 𝜎h  ∀ℎ ∈ ℐ𝑜𝐶𝐻𝑃 , ∀𝑡, 𝑎 (32) 
4.4 Modellierung von Heißwassererzeugern und thermi-
schen Speichern 
Die explizite Modellierung der 30 größten deutschen Fernwärmenetze umfasst nicht nur die dortigen 
KWK-Anlagen, sondern beinhaltet auch die Abbildung alternativer fossiler und elektrischer Wärmeer-
zeuger sowie vorhandener Wärmespeicher. Tabelle 8 führt die modellierten Fernwärmenetze sowie 
die Parameter der sonstigen Wärmeerzeuger auf. 
                                                                                 
20 Zur Ermittlung des Fernwärmefaktors siehe Kapitel 4.12.3. 
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Tabelle 8: Technische Parameter der modellierten Fernwärmenetze (Quellen: (AGFW 2010, 2012; Böttger 2017; 















Einheit [GWhth] [MWth] [MWth] [MWth] [MWth] [MWhth] 
Berlin-Ost 5.263 1.566 1.422 5 651 0 
Berlin-West 5.032 1.849 505 25 2.023 1 
Bielefeld 914 220 347 20 28 0 
Braunschweig 894 326 476 0 166 29 
Bremen 712 273 444 0 350 0 
Chemnitz 948 366 232 0 475 50 
Cottbus 540 176 50 0 546 0 
Dresden 1.763 636 522 0 265 46 
Duisburg 668 285 391 0 529 0 
Düsseldorf 1.044 343 380 0 210 148 
Erfurt 710 211 219 0 82 25 
Essen 2.371 824 733 0 550 0 
Flensburg 1.144 360 575 29 191 110 
Frankfurt 1.882 497 251 47 415 0 
Halle 778 260 190 0 140 28 
Hamburg 4.677 1.246 1.665 0 293 0 
Hannover 1.739 691 621 0 514 0 
Heidelberg 593 236 432 0 25 105 
Karlsruhe 685 259 268 0 49 0 
Kassel 711 207 163 0 135 0 
Kiel 1.292 430 374 35 326 221 
Köln 1.944 635 901 0 447 75 
Leipzig 1.648 590 266 0 534 23 
Mannheim 2.694 940 190 0 1.300 150 
München 4.899 1.553 1.747 10 767 210 
Nürnberg 1.246 433 300 49 190 150 
Rostock 861 289 333 0 270 0 
Saarbrücken 724 217 178 10 168 30 
Stuttgart 1.857 808 962 98 782 0 
Ulm 674 253 307 0 33 0 
Wolfsburg 795 280 1.390 0 280 0 
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Für Heizkessel und Elektrokessel gelten die Gleichungen (20)–(21) aus (Böttger 2017) unverändert (vgl. 
Gleichungen (33)–(35)). Für fossil befeuerte Anlagen 𝑏𝑓 ∈ 𝒦 und P2H-Anlagen 𝑏𝑒 ∈ ℋ𝒮 wird die Wär-
meauskopplung ?̇? in Zeitschritt 𝑡 und Modelljahr 𝑎 durch deren maximale Wärmeleistung ?̇?𝑎
𝑚𝑎𝑥 be-
grenzt. Die Wärmeleistung ?̇?𝑡,𝑏𝑒,𝑎 aus P2H-Anlagen ergibt sich aus deren elektrischer Anschlussleis-
tung 𝑃𝑡,𝑏𝑒,𝑎 und einem thermischen Wirkungsgrad 𝜂𝑏𝑒
𝑡ℎ =  98 %. 
 ?̇?𝑡,𝑏𝑓,𝑎 ≤ ?̇?𝑏𝑓,𝑎
𝑚𝑎𝑥 ∀𝑡, 𝑏𝑓, 𝑎 (33) 
 ?̇?𝑡,𝑏𝑒,𝑎 ≤ ?̇?𝑏𝑒,𝑎
𝑚𝑎𝑥  ∀𝑡, 𝑏𝑒, 𝑎 (34) 
 ?̇?𝑡,𝑏𝑒,𝑎 = 𝜂𝑏𝑒
𝑡ℎ ∙ 𝑃𝑡,𝑏𝑒,𝑎 ∀𝑡, 𝑏𝑒, 𝑎 (35) 
Die Gleichung (22) aus (Böttger 2017) zur Abbildung von Wärmespeichern in explizit modellierten Fern-
wärmenetzen 𝑑ℎ𝑔 ∈ 𝒟ℋ𝒢 kann ebenso übernommen werden. Der Speicherfüllstand 𝑆𝑂𝐶𝑡,𝑑ℎ𝑔,𝑎
𝑡ℎ ≥ 0 
wird dabei durch den vorgegebenen minimalen (𝑆𝑂𝐶𝑑ℎ𝑔,𝑎
𝑡ℎ,𝑚𝑖𝑛) und maximalen (𝑆𝑂𝐶𝑑ℎ𝑔,𝑎
𝑡ℎ,𝑚𝑎𝑥) Füllstand be-
schränkt (vgl. Gleichung (36)).  
LICOES-Europe verwendet geclusterte Zeitreihen, mit denen alle 365 Tage eines Jahres in wenigen re-
präsentativen Typtagen bzw. alle 8.760 Stunden in wenigen Typstunden abgebildet werden.21 Jede 
dieser Typstunden repräsentiert dabei eine unterschiedliche Anzahl von echten Zeitstunden eines Jah-
res. Diese Anzahl an repräsentierten Stunden wird über den Parameter 𝜔𝑡 berücksichtigt.  
Im Falle der Speichermodellierung, bei dem der Speicherfüllstand von der letzten Stunde des einen 
Typtages auf die erste Stunde des folgenden Typtages übergeben wird, besteht die Herausforderung 
in der korrekten Bilanzierung der Speicherflüsse und Energiemengen im Speicher. Der Speicherfüll-
stand 𝑆𝑂𝐶𝑡,𝑑ℎ𝑔,𝑎
𝑡ℎ  entspricht in LICOES-Europe daher nicht der Energiemenge am Ende einer Typstunde, 
sondern stets der Energiemenge am Ende aller repräsentierten Stunden – als würde sich jede einzelne 
Typstunde 𝜔𝑡-fach hintereinanderweg wiederholen. Dieser kumulierte Speicherfüllstand wird daher 
in Gleichung (36) wieder durch Division mit 𝜔𝑡 auf den Wert in der einzelnen Typstunde zurückgerech-







𝑡ℎ,𝑚𝑎𝑥 ∀𝑡, 𝑑ℎ𝑔, 𝑎 (36) 
                                                                                 
21 Nähere Ausführungen zum Clusterverfahren finden sich in Kapitel 4.12.4. 
 Das Dispatch- und Investitionsmodell LICOES-Europe 83 
Der jeweilige Fernwärmebedarf eines Fernwärmenetzes ?̇?𝑡,𝑑ℎ𝑔
𝐷𝐻  kann laut Fernwärmebilanzgleichung 
(Gleichung (37) entspricht Gleichung (23) aus (Böttger 2017)) durch einspeisende KWK-Anlagen, Heiz-
kessel, P2H-Anlagen und Wärmespeicher gedeckt werden. Auch hier erfordert die Typtag-Systematik, 
dass die Energieflüsse in den und aus dem Speicher mit 𝜔𝑡 skaliert werden, um die kumulierten Ener-
giemengen korrekt zwischen den Typtagen vergleichbar zu halten. Dementsprechend wird beim 
Sprung von einem Typtag zum Nächsten der kumulierte Speicherfüllstand der vorherigen Stunde, die 
bspw. 40 Zeitstunden repräsentiert, in den korrekten kumulierten Speicherfüllstand der aktuellen 






+ [ ∑ ?̇?𝑡,𝑏𝑓,𝑎 ∙  Δ 𝑡
𝑏𝑓∈𝒦𝒟ℋ𝒢
+ ∑ ?̇?𝑡,𝑏𝑒,𝑎 ∙  Δ 𝑡
𝑏𝑒∈ℋ𝒮𝒟ℋ𝒢
 + ∑ ?̇?𝑡,𝑖,𝑎 ∙  Δ 𝑡
𝑖∈ℐ𝒟ℋ𝒢
− ?̇?𝑡,𝑑ℎ𝑔
𝐷𝐻 ] ∙  𝜔𝑡 
∀𝑡, 𝑑ℎ𝑔, 𝑎 (37) 
Um jedoch zu vermeiden, dass der Optimierungsalgorithmus sich so gegen die Skalierung optimiert, 
dass durch die Tytptag-Systematik modellseitig tatsächlich Energiegewinne auftreten können, wird mit 
Gleichung (38) sichergestellt, dass die Summe aller mit 𝜔𝑡 skalierten Flüsse in den Speicher der Summe 





 + ∑ ?̇?𝑡,𝑖,𝑎
𝑖∈ℐ𝒟ℋ𝒢
) ∙  Δ 𝑡 ∙  𝜔𝑡]
𝑡
= ∑?̇?𝑡,𝑑ℎ𝑔,𝑎
𝐷𝐻 ∙  𝜔𝑡
𝑡
 
∀𝑑ℎ𝑔, 𝑎 (38) 
Gleichung (39) sorgt dafür, dass der mit 𝜔𝑡 gewichtete Speicherfüllstand zu Jahresbeginn und zu Jah-
resende identisch ist. Hierfür wird mit dem Parameter 𝜌 = 50 % und der Speichergröße 𝑆𝑂𝐶𝑑ℎ𝑔
𝑡ℎ,𝑚𝑎𝑥 ein 
Füllstandsniveau exogen vorgegeben, dass sowohl Ein- als auch Ausspeichern bereits in der ersten 











∙ 𝜌  (39)  
 Das Dispatch- und Investitionsmodell LICOES-Europe 84 
4.5 Modellierung der Stromspeicher 
Neben der Modellierung der thermischen Kraftwerke und Fernwärmenetze liegt ein Schwerpunkt von 
LICOES-Europe auf der Simulation der Stromspeicher, da diese zukünftig aufgrund der zu erwartenden 
Kostenentwicklung eine höhere Verbreitung und Marktdurchdringung erreichen könnten. Nachfol-
gend werden die modellendogene Kapazitätsentwicklung und der Speichereinsatz im Modell erläutert. 
4.5.1 Modellierung der Investitions- und Stilllegungsentscheidungen von 
Stromspeichern 
In LICOES-Europe wird die Kapazitätsentwicklung von Stromspeichern endogen modelliert. Insgesamt 
werden je Modellregion drei verschiedene typische Speichertechnologien einbezogen: Pumpspeicher 
(PHS), Lithium-Ionen-Batterie-Speicher (Batt) und P2G-Anlagen (P2G)22. Ziel ist es, im Bereich des  
kurz-, mittel- und langfristigen Speicherbedarfs jeweils eine Technologie als Zubauoption anzubieten. 
Die Modellgleichungen basieren größtenteils auf (Zerrahn & Schill 2015).  
Eine Besonderheit von LICOES-Europe ist, dass außerdem auch Speicherwasserkraftwerke (HyS) im 
Modell als Pumpspeicherkraftwerke – allerdings ohne (anfängliche) Einspeicherleistung und mit Na-
turzufluss23 – abgebildet werden. Diese sind modellseitig bis zu einem gewissen Grad technisch mit 
Pumpanlagen nachrüstbar, wodurch sie zu Pumpspeicherkraftwerken mit Naturzufluss umgebaut wer-
den können. Diese Form der Modellierung hat zum Ziel, das wirtschaftliche Flexibilitätspotenzial dieser 
möglichen Technologietransformation zu berücksichtigen. 
Das Verhältnis von Aus- und Einspeicherleistung zum Speichervolumen wird im Modell nicht grund-
sätzlich fixiert, um einen flexiblen Zubau zu ermöglichen, bei dem die einzelnen Technologien ihre Kos-
tenvorteile ausspielen können. Die installierte Aus- (𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥 ≥ 0) bzw. Einspeicherleistung 
(𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥 ≥ 0) sowie das installierte Speichervolumen (𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝑚𝑎𝑥 ≥ 0) werden durch die Werte der Vor-
periode zuzüglich der Investitionen (𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝐼𝑛𝑣 ≥ 0, 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝐼𝑛𝑣 ≥ 0 bzw. 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝐼𝑛𝑣 ≥ 0) und abzüglich der 
Stilllegungen (𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝐷𝐶 ≥ 0, 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝐷𝐶 ≥ 0 bzw. 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝐷𝐶 ≥ 0) weiterentwickelt (Gleichungen (40), (42) und 
(43)). Die Ausspeicherleistung und das Speichervolumen von Speicherwasserkraftwerken werden al-
lerdings mangels technischer Potenziale (vgl. (Gimeno-Gutiérrez & Lacal-Arántegui 2013)) konstant 
fortgeschrieben (Gleichungen (41) und (44)).  
                                                                                 
22 Hierbei handelt es sich korrekterweise um Power-to-Hydrogen-to-Power-Anlagen. Im Folgenden wird hierfür 
aus Lesbarkeitsgründen Power-to-Gas bzw. die Abkürzung „P2G“ verwendet. 
23 Zur Abschätzung des Naturzuflusses siehe Kapitel 4.12.2. 
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 𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥  = 𝑃𝑠,𝑎−1
𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥 + 𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝐼𝑛𝑣 − 𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝐷𝐶  ∀𝑠 ∈ 𝒮𝑃𝐻𝑆,𝑃2𝐺,𝐵𝑎𝑡𝑡 , ∀𝑎 (40) 
 𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥  = 𝑃𝑠,𝑎−1
𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥 ∀𝑠 ∈ 𝒮𝐻𝑦𝑆, ∀𝑎 (41) 
 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥  = 𝑃𝑠,𝑎−1
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥 + 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝐼𝑛𝑣 − 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝐷𝐶  ∀𝑠 ∈ 𝒮, ∀𝑎 (42) 
 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝑚𝑎𝑥  = 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎−1
𝑚𝑎𝑥 + 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝐼𝑛𝑣 − 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝐷𝐶  ∀𝑠 ∈ 𝒮𝑃𝐻𝑆,𝑃2𝐺,𝐵𝑎𝑡𝑡 , ∀𝑎 (43) 
 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝑚𝑎𝑥  = 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎−1
𝑚𝑎𝑥  ∀𝑠 ∈ 𝒮𝐻𝑦𝑆, ∀𝑎 (44) 
Die endogene Stilllegung von Speicherleistung und -volumen muss analog zu den thermischen Zubau-
kraftwerken mindestens so groß sein wie die altersbedingte Stilllegung nach Ablauf der technischen 
Lebensdauer (Gleichungen (45)–(47)). Speicherwasserkraftwerke sind wegen der konstanten Fort-
schreibung der Ausspeicherleistung und der Speicherkapazität hier nur von Gleichung (46) betroffen. 
Gleichung (48) legt fest, dass Speichervolumen von bestehenden Pumpspeicherkraftwerken im glei-
chen Verhältnis wie die Speicherleistung stillgelegt wird.  
 𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝐷𝐶 ≥ 𝑃𝑠,𝑎−𝑇𝐿𝑇/𝜋
𝑜𝑢𝑡,𝐼𝑛𝑣   ∀𝑠 ∈ 𝒮𝑃𝐻𝑆,𝑃2𝐺,𝐵𝑎𝑡𝑡 , ∀𝑎 (45) 
 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝐷𝐶 ≥ 𝑃𝑠,𝑎−𝑇𝐿𝑇/𝜋
𝑖𝑛,𝐼𝑛𝑣   ∀𝑠 ∈ 𝒮, ∀𝑎 (46) 
 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝐷𝐶 ≥ 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎−𝑇𝐿𝑇/𝜋










  ∀𝑠 ∈ 𝒮𝑃𝐻𝑆, ∀𝑎 (48) 
Um Fehlanreize insbesondere im Falle einer Kapazitätsvergütung durch entsprechende Mechanismen 
zu vermeiden, wird in Anlehnung an die Präqualifikationsbedingungen für Batteriespeicher in den Re-
gelenergiemärkten (vgl. (50Hertz Transmission et al. 2015) das Mindestspeichervolumen auf zwei 
Stunden Aus- (Gleichung (49)) und Einspeicherung (Gleichung (50)) festgesetzt. Da die Jahreshöchstlast 
nur in einer einzigen Stunde des Jahres bzw. die höchsten Lasten nur in wenigen Stunden drum herum 
vorkommen (vgl. (BMU 2013) sowie Fußnote 27 auf Seite 99), kann diese Präqualifikationsbedingung 
auch für die Kapazitätsmärkte übernommen werden. In Anlehnung an saisonale Speicherwasserkraft-
werke wird zudem das Höchstspeichervolumen auf ein halbes Jahr (4.380 Stunden) Einspeicherung 
begrenzt. Aus dem selben Grund, Fehlanreize zu vermeiden, soll die Einspeicherleistung außer für Spei-
cherwasserkraftwerke mindestens 10 % der Ausspeicherleistung betragen (Gleichung (51)). Darüber 
hinaus wird das Verhältnis von Speicherleistung und Volumen flexibel gehalten. 
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 𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥 ∙ 2 ∙  Δ 𝑡 ≤ 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝑚𝑎𝑥  ≤ 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥 ∙ 4380 ∙  Δ 𝑡 ∀𝑠 ∈ 𝒮, ∀𝑎 (49) 
 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝑚𝑎𝑥  ≥ 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥 ∙ 2 ∙  Δ 𝑡 ∀𝑠 ∈ 𝒮, ∀𝑎 (50) 
 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥  ≥ 𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥 ∙ 0,1 ∀𝑠 ∈ 𝒮𝑃𝐻𝑆,𝑃2𝐺,𝐵𝑎𝑡𝑡 , ∀𝑎 (51) 
Um die Zubaudynamik an die Realität anzunähern, werden weitere Annahmen getroffen, durch welche 
die Errichtungsgeschwindigkeit und die Zubauhöhe begrenzt werden. Für Pumpspeicher wird in Glei-
chung (52) auf Basis des Szenarios „T2 – 20 km“ in (Gimeno-Gutiérrez & Lacal-Arántegui 2013) ein ma-
ximales realisierbares Potenzial des Speichervolumens 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝑃𝑜𝑡 vorgegeben. In Abbildung 19 sind die 
technisch realisierbaren Speicherpotenziale im Vergleich zu den bereits existenten Speichervolumina 
länderspezifisch aufgeführt. Die dargestellten Potenziale beinhalten nicht die Nachrüstung von existie-
renden Speicherwasserkraftwerken zu Pumpspeichern. 
 
Abbildung 19: Vorhandene Pumpspeichervolumina und technische Speicherpotenziale (Quellen: 
(Bundesnetzagentur 2016a; Ess et al. 2012; EURELECTRIC 2011; Gimeno-Gutiérrez & Lacal-Arántegui 2013)) 
Weiterhin wird der Zubau von Aus- (Gleichung (53)) und Einspeicherleistung (Gleichung (54)) von 
Pumpspeichern aus technischen Gründen auf die anteilige Leistung im Startspeicherpark (𝑎 = 0) be-
grenzt. Für die Berechnungen wird 𝜑 = 0,2 angenommen. Begrenzte jährliche Errichtungskapazitäten 
sollen dadurch abgebildet werden. Die maximale Einspeicherleistung von Speicherwasserkraftwerken 
wird in Gleichung (55) per Annahme auf 50 % der Ausspeicherleistung beschränkt, da hier mit begrenz-
ten technischen Potenzialen zu rechnen ist.  
 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝑚𝑎𝑥  ≤ 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝑃𝑜𝑡 ∀𝑠 ∈ 𝒮𝑃𝐻𝑆, ∀𝑎 (52) 
 𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝐼𝑛𝑣 ≤ 𝜑 ∙ 𝑃𝑠,𝑎0














vorhandene Speichervolumina technisches Speicherpotenzial (T2, 20 km)
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 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝐼𝑛𝑣 ≤ 𝜑 ∙ 𝑃𝑠,𝑎0
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥   ∀𝑠 ∈ 𝒮𝑃𝐻𝑆, ∀𝑎 (54) 
 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥 ≤ 0,5 ∙ 𝑃𝑠,𝑎0
𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥   ∀𝑠 ∈ 𝒮𝐻𝑦𝑆, ∀𝑎 (55) 
4.5.2 Modellierung des Einsatzes von Stromspeichern  
Die Modellierung des Speichereinsatzes basiert ebenso auf (Böttger 2017) sowie (Zerrahn & Schill 
2015). Die mittlere Stromerzeugung 𝑃𝑡,𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡 ≥ 0 (Gleichung (56)), der Strombezug 𝑃𝑡,𝑠,𝑎
𝑖𝑛 ≥ 0 (Gleichung 
(57)) und der Füllstand 𝑆𝑂𝐶𝑡,𝑠,𝑎 ≥ 0 (Gleichung (58)) des Stromspeichers 𝑠 über den Zeitschritt 𝑡 in der 
übergeordneten Periode 𝑎 werden durch die jeweiligen Maximalwerte nach oben begrenzt. Als Ober-
grenze für den Notüberlauf 𝑃𝑡,𝑠,𝑎




𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥 ∀𝑡, 𝑠, 𝑎 (56) 
 𝑃𝑡,𝑠,𝑎
𝑖𝑛 ≤ 𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥 ∀𝑡, 𝑠, 𝑎 (57) 
 𝑆𝑂𝐶𝑡,𝑠,𝑎 ≤ 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝑚𝑎𝑥 ∀𝑡, 𝑠, 𝑎 (58) 
 𝑃𝑡,𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝑂𝐹 ≤ 𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥 ∀𝑠 ∈ 𝒮𝐻𝑦𝑆, ∀𝑡, 𝑎 (59) 
Die intertemporale Bilanzgleichung (60) berücksichtigt technologie- und – für Pumpspeicher – länder-
spezifische Wirkungsgrade fürs Einspeichern (𝜂𝑠
𝑖𝑛) und Ausspeichern (𝜂𝑠
𝑜𝑢𝑡) (vgl. Gleichung (24) aus 
(Böttger 2017)) sowie den stündlichen Leistungsäquivalenzwert des exogen vorgegebenen Naturzu-
flusses 𝑃𝑡,𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝑛𝑎𝑡 und des endogenen Notüberlaufs 𝑃𝑡,𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝑂𝐹 ≥ 0 der Speicherwasserkraftwerke. Für alle 
anderen Speichertechnologien werden Naturzufluss und Notüberlauf auf null gesetzt. Für Batteriespei-
cher werden die Einspeicher- und Ausspeicherwirkungsgrade jeweils auf 95,4 % festgesetzt, was in der 
Kombination einen Gesamtwirkungsgrad von ca. 91 % ergibt (vgl. (Pape et al. 2014)). Für P2G-Anlagen 
mit Rückverstromung des Wasserstoffs in einem GuD-Kraftwerk betragen diese 70 % bzw. 62 %, wo-
raus mit 43,4 % ein deutlich niedrigerer Gesamtwirkungsgrad resultiert. (Agora Energiewende 2014). 
Darüber hinaus wird auch hier analog zu den Wärmespeichern die eingespeicherte Arbeit mit der 
Länge des Typstunden-Zeitschrittes 𝜔𝑡 multipliziert und der kumulierte Speicherfüllstand der Vor-
stunde in den aktuellen Wert umgerechnet. Ebenso muss die Summe der kumulierten Zuflüsse der 
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Summe der kumulierten Abflüsse entsprechen, um Verfälschungen bei der Bewirtschaftung des Spei-













) ∙  𝛥 𝑡 ∙ 𝜔𝑡 









) ∙  Δ 𝑡 ∙ 𝜔𝑡
𝑡
 ∀𝑡, 𝑠, 𝑎 (61) 
Der Speicherfüllstand zu Jahresbeginn 𝑆𝑂𝐶𝑡=0,𝑠,𝑎 ≥ 0 und Jahresende 𝑆𝑂𝐶𝑡=𝑇,𝑠,𝑎 ≥ 0 wird mit 𝜌 =
50 % per Annahme in Gleichung (62) vorgegeben. Diese Gleichung kann aufgrund mangelnder Re-
chenressourcen allerdings modellseitig nur aufrechterhalten werden, wenn (mindestens) ein komplet-
tes Jahr am Stück lediglich auf Basis repräsentativer Typtage optimiert wird. Bei 𝑇 = 8.760 muss auf 
einen entsprechenden Vorgabewert zum Jahresende verzichtet werden. Dies ist bspw. bei der Validie-
rung historischer Jahre zu berücksichtigen (vgl. Kapitel 4.14). In diesem Fall sollte auch für den Spei-
cherstand zu Jahresbeginn 𝜌 = 0 gelten, damit vorgegebene „kostenfreie“ Energiegewinne in Form 








𝑚𝑎𝑥 ∙ 𝜌 ∀𝑡, 𝑠, 𝑎 (62) 
4.6 Modellierung von erneuerbarer und dezentraler Must-
Run-Erzeugung 
Die installierte Leistung von EE und dezentraler Must-Run-Erzeugung wird für jedes Modelljahr und 
jede Region exogen vorgegeben. Als erneuerbare Technologien werden folgende berücksichtigt: 
• Wind onshore (WON),  
• Wind offshore (WOF), 
• Solar (SOL; Photovoltaik(PV), Concentrated Solar Power (CSP)), 
• Laufwasser (HYD),  
• Biomasse (BIO), 
• Geothermie (GEO) und 
• Ozeanenergie (OC). 
                                                                                 
24 Nähere Ausführungen zum Clusterverfahren bzw. der Speicherbewirtschaftung bei Typtagen finden sich in Ka-
pitel 4.12.4 und Kapitel 4.4. 
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Als nicht-erneuerbare dezentrale Must-Run-Technologien finden die folgenden Eingang ins Modell: 
• Industriegasanlagen (IG), 
• erdgas- und ölbefeuerte BHKW mit und ohne KWK-Betrieb, 
• Müllverbrennungsanlagen (ML) und 
• Anlagen, die mit sonstigen Brennstoffen (SON) befeuert werden. 
Tabelle 9 enthält die für die dezentralen Technologien relevanten Annahmen.  








Einheit  [%] [%] [€/MWh] 
Wind onshore WON Zeitreihen 5 51,50 
Wind offshore WOF Zeitreihen 7 51,50 
Photovoltaik PV Zeitreihen 0 60,00 
Lauf-/Speicherwasser HYD Zeitreihen 40 0,00 
Biomasse gesamt (ohne Müll) BIO 57,1 88,8 70,00 
Geothermie GEO 57,1 88,8 80,00 
Ozean OC 57,1 88,8 100,00 
Industriegase IG 57,1 88,8 20,00 
Sonstige Brennstoffe SON 57,1 88,8 20,00 
Erdgas-BHKW EG-B 57,1 88,8 25,00 
Erdgas-BHKW-KWK EG-B-KWK Zeitreihen 88,8 101,00 
Öl(HL)-BHKW HL-B 57,1 88,8 24,00 
Öl(HL)-BHKW-KWK HL-B-KWK Zeitreihen 88,8 100,50 
Öl(HS)-BHKW HS-B 57,1 88,8 23,00 
Öl(HS)-BHKW-KWK HS-B-KWK Zeitreihen 88,8 100,40 
Müll ML 57,1 88,8 15,00 
Quellen: 
1: eigene Annahme 
2: eigene Annahme auf Basis von (BMU 2013) 
3: eigene Annahme auf Basis von (Schley 2016) 
Mittels exogen vorgegebener technologie- und länderspezifischer Verfügbarkeitswerte 𝜃𝑡,𝑚𝑟,𝑐  werden 
im Modell Einspeisezeitreihen erstellt, die das Stromangebot bilden, das analog zur Vorgehensweise 
in MICOES-Europe mithilfe von Gleichung (63) (entspricht Gleichung (25) aus (Böttger 2017)) bei Bedarf 
abgeregelt werden kann.  
  𝑃𝑡,𝑚𝑟,𝑐,𝑎 ≤ 𝜃𝑡,𝑚𝑟,𝑐 ∙  𝑃𝑚𝑟,𝑐,𝑎
𝑚𝑎𝑥  ∀𝑡, 𝑚𝑟, 𝑐, 𝑎 (63) 
 Das Dispatch- und Investitionsmodell LICOES-Europe 90 
Für die konstant einspeisenden Must-Run-Technologien werden 5.000 Vollbenutzungsstunden pro 
Jahr angenommen, was einer Auslastung von 57,1 % entspricht. Die Abregelungskosten geben an, bei 
welchem negativen Strompreis die Anlagen modellendogen marktbedingt abgeregelt werden können. 
Die angenommenen Werte hierfür orientieren sich an den Angaben in (Schley 2016). 
4.7 Modellierung von DSR-Maßnahmen 
In LICOES-Europe werden DSR-Maßnahmen in Form von marktbedingtem Lastabwurf modelliert. Last-
verschiebungsmaßnahmen werden mangels Rechenkapazität und Daten nicht berücksichtigt. Die Ab-
bildung erfolgt analog zur Modellierung der konventionellen Kraftwerke. Auch hier muss auf Statusva-
riablen und Mindestleistungen verzichtet werden (Gleichung (64)). Der Beitrag 𝑃𝑡,𝑑𝑠𝑟,𝑎 ≥ 0 der jewei-
ligen DSR-Prozesse zur Lastdeckung in Stunde 𝑡 ist dabei durch ihre exogen vorgegebene Maximal-
leistung 𝑃𝑑𝑠𝑟
𝑚𝑎𝑥  beschränkt. Unter Maximalleistung bei nachfrageseitigen Prozessen ist zu verstehen, 
wieviel Leistung im Stromsystem maximal freigesetzt werden kann, wenn ein Strombezugsprozess 
durch dessen Unterbrechung die Stromnachfrage reduziert. Es wird also nicht die Nachfrage als solches 
modelliert, sondern die Reduzierung der Last. Anschaltbare Lasten werden folglich nicht in LICOES-
Europe abgebildet. Bei Industrieprozessen werden bspw. große maschinelle Anlagenbereiche zeit-
weise abgeschaltet. Nähere Ausführungen zur verwendeten Methodik und Quellenlage der berück-
sichtigten Industrieprozesse finden sich in (Götz et al. 2015).  
 𝑃𝑡,𝑑𝑠𝑟,𝑎 ≤ 𝑃𝑑𝑠𝑟
𝑚𝑎𝑥  ∀𝑡, 𝑑𝑠𝑟, 𝑎 (64) 
Da Verbrauchsprozesse nicht die vordringlichste Aufgabe haben, Leistung bzw. Energie im Stromsys-
tem freizusetzen, sondern Strom durch Umwandlung für physische Prozesse nutzbar zu machen, ist 
die Unterbrechungsdauer ihres Strombezugs beschränkt. Bei Industrieprozessen, bspw. in der Alumi-
niumproduktion, kann ein zu langer Lastabwurf zu einer irreparablen Zerstörung der Schmelzwannen 
führen (Pohlenz 2014). Die maximale Betriebszeit 𝑂𝑁𝑑𝑠𝑟
𝑚𝑎𝑥  gibt somit an, wie lange ein einzelner Lastab-
wurf eines Strombezugsprozesses höchstens andauern darf, bevor der Bezugsprozess wieder anzulau-
fen hat. Gleichung (65) entspricht Gleichung (9a) in (Zerrahn & Schill 2015). Als minimale Ruhezeit 
𝑂𝐹𝐹𝑑𝑠𝑟
𝑚𝑖𝑛 zwischen zwei Einsätzen der Lastabwurfmaßnahme wird in Gleichung (66) das Doppelte der 








𝑚𝑎𝑥 ∀𝑡, 𝑑𝑠𝑟, 𝑎 (65) 
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 𝑂𝐹𝐹𝑑𝑠𝑟
𝑚𝑖𝑛 = 𝑂𝑁𝑑𝑠𝑟
𝑚𝑎𝑥 ∙  𝜄 ∀𝑑𝑠𝑟 (66) 
Äquivalent zu thermischen Kraftwerken können auch DSR-Maßnahmen ihre Leistungsbereitstellung 
nicht beliebig schnell verändern. Technische Restriktionen bspw. der betrachteten Industrieprozesse 
verhindern dies (Pohlenz 2014). Die Leistungsänderungsgradienten für positive DSR-Maßnahmen un-
terscheiden sich prozessbedingt zwischen dem Herunterfahren des Industrieprozesses, was der Leis-
tungsbereitstellung aus Lastabwurf entspricht (Parameter 𝐶𝑅𝑑𝑠𝑟
𝑢𝑝
), und dem Neustarten bzw. Hochfah-
ren des Industrieprozesses (Parameter 𝐶𝑅𝑑𝑠𝑟
𝑑𝑛 ) was der Minderung der Leistungsbereitstellung aus 
Lastabwurf entspricht. Δ 𝑡 gibt dabei den Zeitraum zwischen zwei Zeitschritten (in der Regel eine 
Stunde) an. Gleichung (67) beschreibt den Zusammenhang analog zu Gleichung (5.8) in Theofilidi, 
(2008). 
 −𝐶𝑅𝑑𝑠𝑟
𝑑𝑛 ∙  Δ 𝑡 ≤  𝑃𝑡,𝑑𝑠𝑟,𝑎 − 𝑃𝑡−1,𝑑𝑠𝑟,𝑎  ≤ 𝐶𝑅𝑑𝑠𝑟
𝑢𝑝
∙  Δ 𝑡 ∀𝑡, 𝑑𝑠𝑟, 𝑎 (67) 
Für Deutschland werden auf Basis einer konservativen Annahme lediglich Lastabwurfprozesse in der 
energieintensiven Industrie berücksichtigt, die heute bereits im Day-Ahead-Spotmarkt aktiv sind. Im 
Gegensatz zu Frontier Economics & FORMAET Services (2014) werden die Kapazitäten konstant 
fortgeschrieben. Nachfolgende Tabelle 10, die (Götz et al. 2015) entnommen ist, führt die technischen 
und wirtschaftlichen Parameter der einzelnen modellierten Prozesse auf. Die DSR-Kapazitäten außer-
halb Deutschlands sind in Tabelle 11 aufgeführt. Die angegebenen Höchstleistungen entsprechen den 
maximalen Werten je Land des Szenarios B in (ENTSO-E 2015a). Die weiteren Werte sind Annahmen 
auf Basis der Werte in Tabelle 10. 
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Tabelle 10: Technische Daten der modellierten DSR-Prozesse in der deutschen energieintensiven Industrie für 


















Einheit [MW] [%/min] [%/min] [h] [€/MWh] [€/MW] [€/(MW a)] 
Zementmühlen 1 75,88 100 7 100 7 4 1,2 500 3 15 3,4 1 3 
Zementmühlen 2 75,88 100 7 100 7 4 1,2 750 3 15 3,4 1 3 
Zementmühlen 3 75,88 100 7 100 7 4 1,2 1.000 3 15 3,4 1 3 
Holzschleifer 1 97,56 20 2,4 20 2,4 2 1,2 500 6 0 7 0 7 
Holzschleifer 2 97,56 20 2,4 20 2,4 2 1,2 1.500 6 0 7 0 7 
Holzschleifer 3 97,56 20 2,4 20 2,4 2 1,2 2.500 6 0 7 0 7 
Chlorelektrolyse 1 194,92 100 2,4 1 2,4 3 1,2 500 6 0 4 0 7 
Chlorelektrolyse 2 194,92 100 2,4 1 2,4 3 1,2 1.500 6 0 4 0 7 
Chlorelektrolyse 3 194,92 100 2,4 1 2,4 3 1,2 2.500 6 0 4 0 7 
Aluminiumelektrolyse 1 127,67 100 4 3 4 2,5 4 500 3 1 3 1 3 
Aluminiumelektrolyse 2 127,67 100 4 3 4 2,5 4 1.000 3 1 3 1 3 
Aluminiumelektrolyse 3 127,67 100 4 3 4 2,5 4 1.500 3 1 3 1 3 
Elektrostahlöfen 1 176,78 100 2,4 100 2,4 3 1,2 500 6 0 7 0 7 
Elektrostahlöfen 2 176,78 100 2,4 100 2,4 3 1,2 1.500 6 0 7 0 7 
Elektrostahlöfen 3 176,78 100 2,4 100 2,4 3 1,2 2.500 6 0 7 0 7 
Summe 2.018,43       
Quellen: 
1: (Klobasa 2007) 
2: (Klobasa et al. 2013) 
3: (DENA 2010) 
4: (VDE ETG-Task Force Demand Side Management 2012) 
5: (von Roon & Grobmaier 2010) 
6: eigene Schätzung nach Frontier Economics & FORMAET Services (2014) 
7: eigene Annahme 
Tabelle 11: Technische Daten der modellierten DSR-Prozesse außerhalb Deutschlands (Quellen: (ENTSO-E 


















Einheit [MW] [%/min] [%/min] [h] [€/MWh] [€/kW] [€/(kW a)] 
Belgien 300 100 100 3 2.000 5 4 
Frankreich 3.000 100 100 3 2.000 5 6 
Großbritannien 1.000 100 100 3 2.000 5 10 
Niederlande 350 100 100 3 2.000 5 3 
Polen 200 100 100 3 2.000 5 7 
Schweden 750 100 100 3 2.000 5 8 
Slowenien 20 100 100 3 2.000 5 11 
Spanien 2.000 100 100 3 2.000 5 9 
Ungarn 250 100 100 3 2.000 5 5 
Summe 7.870       
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4.8 Modellierung des Stromaußenhandels 
Zur Abbildung des marktbedingten Stromaustausches zwischen den Modellregionen 𝑐 kann Elektrizität 
in Modelljahr 𝑎 und Stunde 𝑡 von Land 𝑐1 nach Land 𝑐2 bis zur Höhe der Kuppelstellenkapazität 
 𝑃𝑐1,𝑐2,,𝑎
𝐼𝐶,𝑚𝑎𝑥  zwischen den Ländern übertragen werden (𝑃𝑡,𝑐1,𝑐2,𝑎
𝐼𝐶 ≥ 0). Gleichung (26) aus (Böttger 2017) 
kann unverändert in Gleichung (68) verwendet werden. 
 𝑃𝑡,𝑐1,𝑐2,𝑎
𝐼𝐶 ≤  𝑃𝑐1,𝑐2,𝑎
𝐼𝐶,𝑚𝑎𝑥 ∀𝑐1, 𝑐2 ∈ 𝒞, 𝑐1 ≠ 𝑐2, ∀𝑎 (68) 
Die Daten für die Entwicklung der Kuppelkapazitäten basieren auf den Werten der ENTSO-E in  
(ENTSO-E 2016b), (ENTSO-E 2015a) und (ENTSO-E 2014b). Da keine Werte für die Zeit nach 2030 in 
diesen Studien vorliegen, wird der Wert für 2030 in den nachfolgenden Modelljahren konstant fortge-
schrieben. Die Werte sind im Anhang A.1 aufgeführt. 
4.9 Modellierung der einzelnen Märkte 
Neben dem Day-Ahead-Spotmarkt und den Regelleistungsmärkten wird als Kapazitätsmechanismus 
zum einen die strategische Reserve modelliert, zum anderen ein zentraler umfassender25 Kapazitäts-
markt. Die entsprechenden Modellgleichungen der modellierten Märkte und Mechanismen werden 
nachfolgend detailliert beschrieben. 
4.9.1 Modellierung des Day-Ahead-Spotmarktes 
Die Bilanzgleichung (69) (vgl. Gleichung 27 in (Böttger 2017)) in LICOES-Europe legt den Ausgleich der 
Nachfrageseite durch die Angebotsseite des Day-Ahead-Spotmarktes fest. Als Erzeugungsoptionen auf 
der Angebotsseite stehen je Modellregion 𝑐 die Erzeugung aus thermischen Kraftwerken 𝑃𝑡,𝑖,𝑎, die Er-
zeugung aus dem Ausspeichern von Stromspeichern 𝑃𝑡,𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡 , der Import von Strom über die Kuppelstel-
len eines Landes 𝑃𝑡,𝑐2,𝑐,𝑎
𝐼𝐶  und die Erzeugung aus erneuerbaren und dezentralen Must-Run-Anlagen 
 𝑃𝑡,𝑚𝑟,𝑐,𝑎 sowie Kraftwerksleistung in strategischer Reserve 𝑃𝑡,𝑖,𝑎
𝑆𝑡𝑅  zur Verfügung. Letztere wird nur dann 
eingesetzt, wenn die Nachfrage nicht über die anderen Lastdeckungsoptionen bedient werden kann 
und somit der Spotmarktpreis über der technischen Preisobergrenze von 3.000 €/MWh liegt. Die regi-
onsspezifische, unelastische Stromnachfrage ?̇?𝑡,𝑐,𝑎
𝑆𝑝𝑜𝑡
 in einer Stunde 𝑡 des Jahres 𝑎 wird auf der Nach-
                                                                                 
25 Der Begriff „umfassend“ bezieht nachfolgend allerdings ausschließlich die modellierten zentralen Kraftwerke 
und Speicher mit ein. Die erneuerbaren und dezentralen Must-Run-Anlagen werden lediglich implizit im Kapazi-
tätsmarkt berücksichtigt, ohne an der Vergütung zu partizipieren. 
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frageseite der Bilanzgleichung durch den Einspeicherstrom von Stromspeichern 𝑃𝑡,𝑠,𝑎
𝑖𝑛 , den Stromex-
port über die Kuppelstellen  𝑃𝑡,𝑐,𝑐2,𝑎
𝐼𝐶  und den Strombezug von P2H-Anlagen 𝑃𝑡,𝑏𝑒,𝑎 erhöht. Zusätzlich 






















+ ∑ 𝑃𝑡,𝑏𝑒,𝑎 − ∑ 𝑃𝑡,𝑑𝑠𝑟,𝑎
𝑑𝑠𝑟∈𝐷𝑆𝑅𝑐𝑏𝑒∈ℋ𝒮𝑐
 
∀𝑡, 𝑐, 𝑎 (69) 
Die stündlichen länderspezifischen Lastprofile basieren auf den veröffentlichten Daten der ENTSO-E 
für das Jahr 2011 (ENTSO-E 2015b). 
4.9.2 Modellierung der Regelleistungsmärkte 
Analog zu MICOES-Europe wird im Modell die Leistungsvorhaltung im Markt für positive und negative 
Primär-, Sekundär- und Tertiärreserve berücksichtigt. Der Regelleistungsbedarf ?̇?𝑡,𝑐,𝑟,𝑎
𝑅𝑠𝑣  je Land 𝑐 und 
Reserveart 𝑟 ∈ {𝑃𝑅𝑝, 𝑃𝑅𝑛, 𝑆𝑅𝑝, 𝑆𝑅𝑛, 𝑇𝑅𝑝, 𝑇𝑅𝑛} im Modelljahr 𝑎 kann durch die Leistungsvorhaltung 
der Kraftwerke  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑟,𝑎, der Stromspeicher 𝑅𝐶𝑡,𝑠,𝑟,𝑎, der P2H-Anlagen 𝑅𝐶𝑡,𝑏𝑒,𝑟,𝑎 und der Lastabwurf-
maßnahmen 𝑅𝐶𝑡,𝑑𝑠𝑟,𝑟,𝑎 gedeckt werden. Gleichung (70), die Gleichung (28) aus (Böttger 2017) ent-












∀𝑡, 𝑐, 𝑟, 𝑎 (70) 
Die Regelleistungsnachfrage wird – ausgehend vom Bedarf ?̇?𝑐,𝑟,𝑎0
𝑅𝑠𝑣  in 𝑎 = 0 – in Abhängigkeit des 𝜇-
anteiligen Zubaus an installierter Leistung der fluktuierenden EE, der gleichmäßig auf alle drei Regel-
leistungsarten PR, SR, TR und symmetrisch auf positive bzw. negative Reserve verteilt wird, fortge-
schrieben (Gleichung (71)).26 Die Bedarfserhöhung durch die fluktuierenden EE wird auf Basis von 
                                                                                 
26 Der Gesamtbedarf an PRL im ENTSO-E-Netzgebiet beträgt 3000 MW. Dieser Betrag wird durch die ENTSO-E 
anhand der Last pro rata auf die einzelnen Länder verteilt. In LICOES-Europe wird aus Vereinfachungsgründen 
die Entwicklung der Stromnachfrage bei der Berechnung des Regelleistungsbedarfs nicht berücksichtigt, sondern 
lediglich auf den Ausbau der fluktuierenden Erzeugung abgestellt. Die gemeinsame Beschaffung von Regelleis-
tung im Rahmen des sog. Netzregelverbundes, bei dem mehrere europäische Netzbetreiber gemeinschaftlich 
ihren Regelleistungsbedarf ausschreiben, bleibt ebenso unberücksichtigt. 
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(Hirth & Ziegenhagen 2013) auf 𝜇 = 4 % festgesetzt. Als Basiswerte der Regelleistungsnachfrage wer-
den die Werte aus (ENTSO-E 2015a) für 2015 übernommen. Diese finden sich in Tabelle 12. 
 ?̇?𝑡,𝑐,𝑟,𝑎
𝑅𝑠𝑣 = ?̇?𝑐,𝑟,𝑎0









 ∀𝑡, 𝑐, 𝑟, 𝑎 (71) 
Tabelle 12: Regelleistungsbedarf im Jahr 2015 je Modellregion in MW (Quelle: eigene Berechnung nach (ENTSO-
E 2015a)) 
Land PRp PRn SRp SRn MRp MRn 
AT 60 60 320 320 320 320 
BE 79 79 419 419 419 419 
CH 51 51 454 454 454 454 
CZ 53 53 523 523 523 523 
DE 493 493 2.304 2.304 2.304 2.304 
DKe 14 14 231 231 231 231 
DKw 16 16 261 261 261 261 
ES 266 266 317 317 317 317 
FI 72 72 714 714 714 714 
FR 442 442 579 579 579 579 
GB 278 278 2.292 2.292 2.292 2.292 
HU 36 36 382 382 382 382 
IT 326 326 1.596 1.596 1.596 1.596 
NL 99 99 100 100 100 100 
NO 108 108 546 546 546 546 
PL 135 135 402 402 402 402 
PT 47 47 166 166 166 166 
SE 108 108 946 946 946 946 
SI 14 14 195 195 195 195 
SO 23 23 600 600 600 600 
Durch den linearen Modellcharakter muss auch in der Berechnung der Regelleistungsvorhaltung je 
Kraftwerksaggregat grundsätzlich auf Statusvariablen, die anzeigen ob ein Kraftwerk in Betrieb ist, ver-
zichtet werden. In LICOES-Europe kann hingegen die Stromproduktion eines Kraftwerks linear zwi-
schen null und der Maximalleistung variiert werden. Gleichung 29 aus (Böttger 2017) wird deshalb 
entsprechend reduziert (Gleichung (72)). An dieser Stelle kann trotz der Linearität des Modells die 
Mindestleistung 𝑃𝑡,𝑖,𝑎
𝑚𝑖𝑛  Berücksichtigung finden. Durch sie wird der Spielraum, negative Regelleistung 
anzubieten, eingeschränkt. Die hierfür im Modell verwendeten Werte können Tabelle 13 entnommen 
werden. 
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 𝑃𝑡,𝑖,𝑎
𝑚𝑖𝑛 + ∑  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑟,𝑎
𝑟∈{𝑃𝑅𝑛,𝑆𝑅𝑛,𝑇𝑅𝑛} 
 ≤  𝑃𝑡,𝑖,𝑎 
∀𝑡, 𝑐, 𝑟, 𝑎 (72) 
 𝑃𝑡,𝑖,𝑎 + ∑  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑟,𝑎
𝑟∈{𝑃𝑅𝑝,𝑆𝑅𝑝,𝑇𝑅𝑝} 
≤  𝜃𝑡,𝑖 ∙ 𝑃𝑖,𝑎
𝑚𝑎𝑥 
Tabelle 13: Technische Mindestleistung der fossil-thermischen Kraftwerke 
Technologie Mindestleistung Quelle 
Einheit [%]   
Kernenergie 45,2  (Bagemihl 2003) 
Braunkohle 40,0  (Hundt et al. 2009) 
Steinkohle 38,0  (Hundt et al. 2009) 
Erdgas-GuD 33,0  (Hundt et al. 2009) 
Erdgas-DT 38,0  (Hundt et al. 2009) 
Erdgas-GT 20,0  (Hundt et al. 2009) 
Heizöl-DT 38,0  Eigene Annahme analog zu Erdgas-DT 
Heizöl-GT 20,0  Eigene Annahme analog zu Erdgas-GT 
Die Flexibilitätsanforderungen der einzelnen Reservearten werden als Quasi-Präqualifikationsbedin-
gung in Gleichung (73) (Gleichung (30) aus (Böttger 2017)) auch in LICOES-Europe berücksichtigt. 𝜏𝑟  
gibt dabei die Zeitdauer vor, in der die Reserve vollständig verfügbar sein muss. Es gilt: 𝜏𝑃𝑅 = 0,5 Mi-
nuten, 𝜏𝑆𝑅 = 5 Minuten und 𝜏𝑇𝑅 = 15 Minuten. 
  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑟,𝑎 ≤  𝜏𝑟 ∙ 𝐶𝑅𝑖 ∀𝑡, 𝑖, 𝑟, 𝑎 (73) 
Der Beitrag von Stromspeichern zur Regelleistungsvorhaltung  𝑅𝐶𝑡,𝑠,𝑟,𝑎  ≥ 0 wird in den Gleichungen 
(74) und (75) beschränkt. Auch diese können aus MICOES-Europe ((Böttger 2017), Gleichung (31)) mit 
Erweiterung um Primärregelleistung übernommen werden. 





𝑖𝑛  ∀𝑡, 𝑠, 𝑎 (74) 





𝑜𝑢𝑡  ∀𝑡, 𝑠, 𝑎 (75) 
Die Regelleistungsbereitstellung muss darüber hinaus auch bei der Berechnung des Speicherfüllstands 
berücksichtigt werden. Gleichung (76) beinhaltet die Freihaltung von Speichervolumen für positive Re-
gelleistung und Gleichung (77) für negative – bezogen auf jeden Speicher 𝑠 in jedem Zeitschritt 𝑡 im 
übergeordneten Zeitschritt 𝑎. 
















∙  Δ 𝑡 ∙  𝜔𝑡  

















∙  Δ 𝑡 ∙  𝜔𝑡   
∀𝑡, 𝑠, 𝑎 (77) 
P2H-Anlagen können in LICOES-Europe modellendogen Primär-, Sekundär- und Tertiärregelleistung 
vorhalten (Gleichung (78)). Positive Vorhaltung ist allerdings nur möglich in Höhe des Strombezugs 
(Gleichung (79)).  





𝑡ℎ − 𝑃𝑡,𝑏𝑒,𝑎 ∀𝑡, 𝑏𝑒, 𝑎 (78) 
 ∑ 𝑅𝐶𝑡,𝑏𝑒,𝑟,𝑎  ≤
𝑟∈{𝑃𝑅𝑝,𝑆𝑅𝑝,𝑀𝑅𝑝}
𝑃𝑡,𝑏𝑒,𝑎 ∀𝑡, 𝑏𝑒, 𝑎 (79) 
Lastabwurfmaßnahmen können modellseitig lediglich positive Sekundär- und Tertiärregelleistung vor-
halten, die durch die installierte Anschlussleistung und den Beitrag zur Lastdeckung begrenzt wird. 
 ∑ 𝑅𝐶𝑡,𝑑𝑠𝑟,𝑎
𝑟∈{𝑆𝑅𝑝,𝑀𝑅𝑝}
+ 𝑃𝑡,𝑑𝑠𝑟,𝑎 ≤ 𝑃𝑑𝑠𝑟
𝑚𝑎𝑥 ∀𝑡, 𝑏𝑒, 𝑎 (80) 
Der Abruf von Regelenergie wird nicht modelliert. Die von LICOES-Europe ausgegebenen Strommen-
gen enthalten somit lediglich jene aus dem Dispatch am Day-Ahead-Spotmarkt. Dadurch können Zah-
lungsströme aus dem Regelarbeitsmarkt auch nicht in der Wirtschaftlichkeitsbetrachtung berücksich-
tigt werden.  
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4.9.3 Modellierung der strategischen Reserve 
Wie in Kapitel 3.3.1 beschrieben, kann eine potenziell verfügbare strategische Reserve zum Einsatz 
kommen, wenn entweder ein Auslösepreis 𝑝𝑆𝑡𝑅 im Day-Ahead-Markt überschritten wird oder in die-
sem Marktsegment selbst nach einer zweiten Auktionsrunde keine Markträumung möglich ist. Der 
erste Fall kann in LICOES-Europe in der Form abgebildet werden, dass die Kraftwerke in der strategi-
schen Reserve ab einem Auslösepreis 𝑝𝑆𝑡𝑅 = 3.000 €/MWh, welcher der Preisgrenze im heutigen Day-
Ahead-Spotmarkt der Strombörse EPEX-Spot entspricht, aktiviert werden können. Die modellierte Ge-
botshöhe der strategischen Reservekraftwerke im Day-Ahead-Spotmarkt (modelltechnisch äquivalent 
zu kalkulatorischen variablen Kosten 𝐶𝑡,𝑖,𝑎
𝑆𝑡𝑅,𝑣𝑎𝑟) ergibt sich somit aus Gleichung (81). Gleichung (82) be-
grenzt den stündlichen Abruf 𝑃𝑡,𝑖,𝑎




𝑆𝑡𝑅 ∙  𝑝𝑆𝑡𝑅 ∀𝑡, 𝑖, 𝑎 (81) 
 𝑃𝑡,𝑖,𝑎
𝑆𝑡𝑅 ≤ 𝑃𝑖,𝑎
𝑆𝑡𝑅𝑠𝑡𝑜𝑐𝑘  ∀𝑡, 𝑖, 𝑎 (82) 
Die Berechnung der jährlichen Nachfrage nach strategischer Reserve ?̇?𝑐,𝑎
𝑆𝑡𝑅 und deren Deckung ist in 
Gleichung (83) dargestellt. Die Reservekapazitätsnachfrage je Land ergibt sich aus der λ -anteiligen 
Jahreshöchstlast. Für die Modellrechnungen wird eine Sicherheitsmarge von λ= 5 % angenommen. 
 max𝑡
(?̇?𝑡,𝑐,𝑎




 ∀𝑐, 𝑎 (83) 
4.9.4 Modellierung des Kapazitätsmarktes 
Um im Folgenden Szenarien mit einem umfassenden Kapazitätsmarkt untersuchen zu können, wird 
LICOES-Europe mit einer Kapazitätsmarktrestriktion ausgestattet. Die Vorgehensweise basiert auf 
(Baumanns et al. 2017) und (Hach et al. 2014). Für jedes Modelljahr 𝑎 und jede Modellregion 𝑐 wird 
auf Basis der Jahreshöchstlast und der Sicherheitsmarge λ= 5 % ein exogenes Kapazitätsziel ?̇?𝑐,𝑎
𝐶𝑀 er-
mittelt, das bspw. vom Regulierer oder den Netzbetreibern vorgegeben werden kann (Gleichung (84), 
die Gleichung (15) in (Hach et al. 2014) entspricht). Diese Kapazitätsvorgabe kann durch die Kapazi-
tätsmarktgebote thermischer Kraftwerke 𝑃𝑖,𝑎
𝐶𝑀,𝑏𝑖𝑑 ≥ 0 und Stromspeicher 𝑃𝑠,𝑎
𝐶𝑀,𝑏𝑖𝑑 ≥ 0 zuzüglich der 
gesicherten Leistung der Must-Run-Anlagen und der installierten Leistung der Lastabwurfmaßnahmen 
sowie durch den Import von Kapazität über die Kuppelstellen ( 𝑃𝑡,𝑐2,𝑐,𝑎
𝐶𝑀,𝐼𝐶 ≥ 0) gedeckt werden (Glei-
chung (85) auf Basis von Gleichung (4) in (Baumanns et al. 2017)). Der Kapazitätsexport ( 𝑃𝑡,𝑐,𝑐2,𝑎
𝐶𝑀,𝐼𝐶 ≥ 0) 
hingegen mindert die nationale Kapazitätsvorhaltung.  
















∙ 𝑙𝑚𝑟 + ∑ 𝑃𝑑𝑠𝑟
𝑚𝑎𝑥
𝑑𝑠𝑟∈𝐷𝑆𝑅𝑐










∀ 𝑐, 𝑎 (85) 
Die einzelnen Kapazitätsmarktgebote der Kraftwerke und Speicher werden in den Gleichungen (86) 
und (87) durch die gesicherte Leistung begrenzt. Dies eröffnet einen Spielraum für Anlageninvestitio-
nen außerhalb der Kapazitätsmarktvergütung. Der jeweils exogen vorgegebene Leistungskredit 𝑙 der 
einzelnen Technologien findet dabei Berücksichtigung. Die dafür verwendeten Werte sind in Tabelle 
14 aufgeführt.27 Die Werte für die Must-Run-Anlagen finden sich in Tabelle 9. 
𝑃𝑖,𝑎
𝐶𝑀,𝑏𝑖𝑑 ≤ 𝑃𝑖,𝑎
𝑚𝑎𝑥 ∙ 𝑙𝑖  ∀𝑖, 𝑎 (86) 
𝑃𝑠,𝑎
𝐶𝑀,𝑏𝑖𝑑 ≤ 𝑃𝑠,𝑎
𝐶𝑀,𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥 ∙ 𝑙𝑠  ∀𝑠, 𝑎 (87) 
Tabelle 14: Leistungskredite der fossil-thermischen Kraftwerke und Stromspeicher 
Technologie Leistungskredit Quelle 
Einheit [%]  
Kernenergie 93,1 (BMU 2013) 
Braunkohle 89,6 (BMU 2013) 
Steinkohle 89,6 (BMU 2013) 
Erdgas-DT 88,8 Eigene Annahme analog zu Erdgas-GuD 
Erdgas-GuD 88,8 (BMU 2013) 
Erdgas-GT 82,1 (BMU 2013) 
Heizöl 87,3 (BMU 2013) 
Stromspeicher 90,0 (BMU 2013) 
Der Kapazitätstransfer wird nach oben durch die im jeweiligen Land und Modelljahr verfügbare Kup-
pelstellenleistung begrenzt (Gleichung (88)). Darüber hinaus kann in Gleichung (89), die Gleichung (8) 
                                                                                 
27 Zur Begründung des vergleichsweise hohen Leistungskredites für Stromspeicher wird auf die Ausführungen in 
(BMU 2013) verwiesen: „Pumpspeicher in Deutschland können ihre volle Turbinenleistung zwischen 4 und 8 
Stunden erbringen; die Höchstlast tritt aber auch nur in einer Stunde des Jahres auf bzw. Werte in der Nähe der 
Höchstlast werden im Tagesverlauf auch nur in wenigen Stunden (1 bis 4h) erreicht. Zudem können Pumpspei-
cher bei der Bereitstellung von positiver Regelleistung in gleichem Umfang fossile Kraftwerksleistung ersetzen. 
Bei einer kombinierten Bereitstellung von positiver und negativer Regelleistung, die ein teilweises Nachladen der 
Speicher ermöglicht, ist hier eine deutlich längere Betriebszeit bis zur vollständigen Entladung der Speicher mög-
lich. Aus diesen Gründen ist es angemessen, einen Leistungskredit von 90% zu verwenden.“ (BMU 2013, S. 23) 
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in (Baumanns et al. 2017) nachempfunden ist, ein nationaler Kernanteil 𝛼 zur Deckung der Kapazitäts-
nachfrage berücksichtigt werden, der durch die nationalen Kraftwerke und Speicher abzüglich des Ka-
pazitätsexports vorzuhalten ist. Im Falle rein nationaler Kapazitätszieldeckung wird dieser auf 𝛼 = 

















∙ 𝑙𝑚𝑟 + ∑ 𝑃𝑑𝑠𝑟
𝑚𝑎𝑥
𝑑𝑠𝑟∈𝐷𝑆𝑅𝑐




≥ 𝛼 ∙ ?̇?𝑐,𝑎
𝐶𝑀  
∀𝑐, 𝑎 (89) 
4.10 Bestandteile der Zielfunktion 
Durch den iterativen Modellablauf mit mehreren aufeinander folgenden Optimierungsschritten hat 
jeder einzelne Modellteil in LICOES eine eigene Zielfunktion. Die Zielfunktionen umfassen die variablen 
und je nach Modellteil auch die fixen Kosten der modellierten Anlagen. 
4.10.1 Kapitalgebundene Kosten 
Für sämtliche Anlagen, die modellendogen zugebaut werden können, werden Kapitalkosten einbezo-
gen. Dies umfasst insbesondere thermische Kraftwerke und Stromspeicher. Die Kapitalkosten von Be-
standsanlagen und Anlagen im Bau, die in den nächsten Jahren sicher in Betrieb gehen, werden als 
versunken betrachtet (sunk cost). 
Kapitalkosten für Zubaukraftwerke 𝐶𝑖𝑧,𝑎
𝑐𝑎𝑝
≥ 0 (Gleichung (90)) und für Retrofit-Maßnahmen von Be-
standskraftwerken 𝐶𝑖𝑏,𝑎
𝑐𝑎𝑝
≥ 0 (Gleichung (91)) werden anhand ihrer annuitätischen Investitionskosten 
berücksichtigt. Dafür wird der spezifische Investitionskostensatz 𝑐𝑖
𝑖𝑛𝑣 im Investitionsjahr 𝑎 mit dem 
Annuitätenfaktor, der (Schuster & Collenberg 2017) entnommen wurde, und dem Zinssatz 𝑔 = 7 % in 
gleichen Raten über die wirtschaftliche Nutzungsdauer 𝐸𝐿𝑇 verteilt. Im Falle des Retrofits fallen ledig-
lich anteilige Kapitalkosten an. Für diese existieren keine generellen Kostenangaben. In Anlehnung an 
(Schröder et al. 2013) und (Schlesinger et al. 2014) werden daher für den Faktor 𝜓 = 25 % angenom-







(1 + 𝑔)𝐸𝐿𝑇 ∙ 𝑔
(1 + 𝑔)𝐸𝐿𝑇 − 1





∙ 𝜓 ∙ 𝑐𝑖𝑏
𝑖𝑛𝑣 ∙ [
(1 + 𝑔)𝐸𝐿𝑇 ∙ 𝑔
(1 + 𝑔)𝐸𝐿𝑇 − 1
] ∀𝑖𝑏 , 𝑎 (91) 
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Für Stromspeicher werden die jährlichen kapitalgebundenen Kosten 𝐶𝑠,𝑎
𝑐𝑎𝑝
≥ 0 rollierend fortgeschrie-
ben (Gleichung (92)). Da sich im Gegensatz zu thermischen Kraftwerken die Kosten insbesondere von 
Batteriespeichern in den nächsten Jahrzehnten sehr stark reduzieren können, ist hier für jedes Modell-
jahr ein neuer Investitionskostenwert zu berücksichtigen. Dabei werden die Kosten der Leistungs- und 
der Speichereinheit getrennt einbezogen. Die annuitätischen Kapitalkosten im aktuellen Modelljahr 
entsprechen den Kapitalkosten des vorigen Modelljahres 𝐶𝑠,𝑎−1
𝑐𝑎𝑝
 zuzüglich der annuitätischen Kosten 
der neu installierten Speichereinheit 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎
𝐼𝑛𝑣 und der Leistungseinheit, die hälftig auf die investierte 
Ein- (𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝐼𝑛𝑣) und Ausspeicherleistung (𝑃𝑠,𝑎
𝑜𝑢𝑡,𝐼𝑛𝑣) aufgeteilt werden. Von diesen über die Modelljahre 
kumulierten Kosten werden jeweils die nach Ablauf der wirtschaftlichen Nutzungsdauer abgeschriebe-








𝑖𝑛𝑣  entsprechen, abgezogen. Die verwende-































𝑖𝑛𝑣 ] ∙ [
(1 + 𝑔)𝐸𝐿𝑇 ∙ 𝑔
(1 + 𝑔)𝐸𝐿𝑇 − 1
] 
∀𝑠, 𝑎 (92) 
Tabelle 15: Investitionskosten von Speichertechnologien 
Investitions-




PHS/HyS 1.162 1.162 1.162 1.162 1.162 (Pape et al. 2014) 
Batt 185 138 69 53 37 (Pape et al. 2014) 
P2G 1.800 1.600 1.200 1.125 1.050 
Eigene Annahme auf Basis von 




PHS/HyS 11 11 11 11 11 (Pape et al. 2014) 
Batt 581 475 317 238 158 (Pape et al. 2014) 
P2G 0,2 0,21 0,21 0,21 0,21 (Pape et al. 2014) 
* Linear interpoliert 
4.10.2 Betriebsgebundene Kosten 
Die betriebsgebundenen Kosten 𝐶𝑂𝑀𝐶der modellierten Anlagen umfassen die (quasi-)fixen Kosten 
𝐶
𝑓𝑂𝑀𝐶
 und variablen Kosten 𝐶𝑣𝑂𝑀𝐶  u. a. für Personal, Wartung, Instandhaltung, Versicherung, Hilfs- 
und Betriebsstoffe (Konstantin 2013).  
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Für thermische Kraftwerke ergeben sich die jährlichen fixen und variablen Betriebskosten aus den Glei-
chungen (93) und (94). Während auf die vorgehaltene Kraftwerksleistung im Spotmarkt und in strate-
gischer Reserve die vollen spezifischen Betriebskosten 𝑐𝑖
𝑓𝑂𝑀𝐶
 anfallen, werden diese für die Kraft-
werksleistung in Kaltreserve nur anteilig einbezogen. Auch hierfür existieren in der Literatur keine va-
liden Kostenvorgaben, sodass 𝜒 = 20 % angenommen wird. Die spezifischen variablen Kosten 
𝑐𝑖
𝑣𝑂𝑀𝐶werden mit der 𝜔𝑡-gewichteten Stromproduktion multipliziert, welche die Typtag-Länge be-
rücksichtigt. Die in LICOES-Europe verwendeten Werte für die betriebsgebundenen Kosten sind in Ta-





𝑆𝑡𝑅𝑠𝑡𝑜𝑐𝑘 + 𝜒 ∙ 𝑃𝑖,𝑎
𝑀𝐵𝑠𝑡𝑜𝑐𝑘) ∙ 𝑐𝑖
𝑓𝑂𝑀𝐶





𝑣𝑂𝑀𝐶 ∙ 𝜔𝑡 ∙ 𝛥𝑡 ∀𝑡, 𝑖, 𝑎 (94) 
Bei der Berechnung der jährlichen fixen Betriebskosten der Stromspeicher 𝐶𝑠,𝑎
𝑓𝑂𝑀𝐶
≥ 0 wird wie in 
(Agora Energiewende 2014) ein Fixkostensatz von ϝ = 2 % der annuitätischen Investitionskosten ange-
nommen (Gleichung (95)). Als variable Kosten 𝐶𝑠,𝑎
𝑣𝑂𝑀𝐶  werden dabei die Strombezugsnebenkosten in 
Form der Netznutzungsentgelte einbezogen (Gleichung (96)). Für Deutschland werden hierfür die in 
Abbildung 21 aufgeführten Netzentgelte angesetzt, für alle anderen Modellregionen ein Wert von 
5 €/MWh. Für P2G-Anlagen werden 0 €/MWh verwendet, da diese hier mit Rückverstromung model-
liert sind und dementsprechend nach § 118 Abs. 6 EnWG von den Netznutzungsentgelten und nach 
§ 37 Abs. 4 EEG von der EEG-Umlage befreit sind. Die Kosten für den Strombezug und die Erlöse für 
den Stromverkauf müssen nicht explizit berücksichtigt werden, da diese bereits in der Lastdeckungs-
gleichung (Gleichung (69)) implizit einbezogen sind.  
Ausschließlich für Speicherwasserkraftwerke mit Naturzulauf werden darüber hinaus Opportunitäts-
kosten 𝑐𝑠
𝑂𝐾 berücksichtigt, mit denen deren Ausspeicherung und der Abfluss von Speicherinhalt über 
den Notüberlauf bewertet wird. Letztere werden allerdings durch einen Aufschlag von 1 €/MWh ver-
teuert, um die Stromproduktion dem Notabfluss vorzuziehen. Diese Opportunitätskosten ergeben sich 
in LICOES-Europe allerdings nicht modellendogen aus den zu erwartenden Markterlösen, sondern wer-
den auf Basis historischer Daten exogen vorgegeben.  
𝐶𝑠,𝑎
𝑓𝑂𝑀𝐶
=  ϝ ∙ [(𝑃𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥 + 𝑃𝑠,𝑎





(1 + 𝑔)𝐸𝐿𝑇 ∙ 𝑔
(1 + 𝑔)𝐸𝐿𝑇 − 1
] 
∀𝑠, 𝑎 (95) 
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𝐶𝑠,𝑎














∀𝑠, 𝑎 (96) 
In dieser vereinfachten Schätzung wurden die stündlichen Spotmarktpreise von Norwegen aus dem 
Jahr 2011 der stündlichen residualen Stromnachfrage als Anteil an der höchsten Residuallast (𝑓𝑡,𝑐,𝑎
𝑅𝐿  in 
Gleichung (98)) gegenübergestellt und daraus für jeden Monat eine lineare Regressionsgleichung ab-
geleitet. Norwegen wurde gewählt, weil hier Speicherwasserkraftwerke einen Großteil des Stroms pro-
duzieren und in den meisten Stunden des Jahres preissetzend sind. Abbildung 20 stellt den Zusammen-
hang grafisch dar. 
 
Abbildung 20: Zusammenhang zwischen Spotmarktpreisen und Residuallast in Norwegen im Jahre 2011  
(Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (Nordpool 2017a)) 
Die spezifischen Opportunitätskosten ergeben sich somit aus den monatsspezifischen Regressionsge-
raden in Gleichung (97) mit den jeweiligen Werten für deren Steigung ξ und Achsenabschnitt ν in Ta-
belle 16. 
 𝑐𝑡,𝑐,𝑎
𝑂𝐾 = ξ ∙ 𝑓𝑡,𝑐,𝑎










− ∑ 𝑃𝑡,𝑚𝑟,𝑐,𝑎𝑚𝑟 )
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Tabelle 16: Steigung und Achsenabschnitt zur monatsscharfen Schätzung der Opportunitätskosten für Spei-
cherwasserkraftwerke (Quelle: eigene Berechnung auf Basis der Daten von (Nordpool 2017a)) 
Monat Steigung (𝛏) Achsenabschnitt (𝛎) 
Einheit €/MWh €/MWh 
Januar 11,94 59,99 
Februar 12,56 54,02 
März 3,42 62,67 
April 82,47 21,34 
Mai 43,56 43,34 
Juni 106,40 25,29 
Juli 92,75 15,00 
August 48,91 19,40 
September 8,70 20,30 
Oktober 103,89 -22,32 
November 30,26 23,89 
Dezember 39,83 7,99 
Die Betriebskosten der Lastabwurfmaßnahmen 𝐶𝑑𝑠𝑟,𝑎
𝑂𝑀𝐶  ergeben sich aus den Gleichungen (99) und 
(100). Die entsprechenden Werte der spezifischen fixen (𝑐𝑑𝑠𝑟
𝑓𝑂𝑀𝐶
) und variablen (𝑐𝑑𝑠𝑟
𝑣𝑂𝑀𝐶) Kosten sind in 











𝑣𝑂𝑀𝐶 ∙ 𝜔𝑡 ∙ 𝛥𝑡 ∀𝑑𝑠𝑟, 𝑎 (100) 
Bei P2H-Anlagen 𝑏𝑒 bestehen die variablen Betriebskosten 𝐶𝑡,𝑏𝑒,𝑎
𝑣𝑂𝑀𝐶  aus Nebenkosten des Strombezugs 
𝑃𝑡,𝑏𝑒,𝑎 (Gleichung (101)). Die spezifischen Strombezugsnebenkosten 𝑐𝑏𝑒
𝑣𝑎𝑟 beinhalten insbesondere die 





𝑣𝑎𝑟 ∙ 𝜔𝑡 ∙  Δ 𝑡 ∀𝑏𝑒, 𝑎 (101) 
Vor allem die EEG-Umlage und die Netzentgelte spielen hier eine entscheidende Rolle (Böttger 2017). 
Um deren Entwicklung bis 2050 abzuschätzen, werden auf Basis einschlägiger Studien Annahmen ge-
troffen, die in Abbildung 21 zusammenfassend aufgeführt sind. Die Werte für Stromsteuer, weitere 
Umlagen, Konzessionsabgabe und das Entgelt für Messung und Abrechnung werden konstant auf Basis 
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der historischen Werte des Jahres 2015 fortgeschrieben. Das Netzentgelt (Industriekunde mit 
24 GWh/a) für 2020 wird auf Basis des Wertes für 2016 aus dem BNetzA-Monitoringbericht 2016 
(Bundesnetzagentur 2016c) und dem projizierten Wert dieser Kundengruppe für 2023 aus (Hinz et al. 
2014) gemittelt. Letzterer Wert wird für alle Modelljahre ab 2025 konstant fortgeschrieben. Die EEG-
Umlage wird bis 2035 aus dem Referenzszenario aus (Öko-Institut 2015) übernommen und für spätere 
Jahre ebenso konstant fortgeschrieben. 
 
Abbildung 21: Annahmen zur Entwicklung der Strombezugsnebenkosten der P2H-Anlagen (Quellen: 
(Bundesnetzagentur 2016c; Hinz et al. 2014; Öko-Institut 2015)  
4.10.3 Verbrauchsgebundene Kosten 
Für die Berechnung der jährlichen verbrauchsgebundenen Kosten der thermischen Kraftwerke 𝐶𝑖,𝑎
𝑓𝑢𝑒𝑙
, 
die grundsätzlich aus spezifischen Brennstoff- (𝑐𝑖,𝑎
𝑓𝑢𝑒𝑙
) und den mit dem CO2-Emissionszertifikatepreis 
(𝑐𝑖,𝑎
𝐶𝑂2) bewerteten brennstoffspezifischen Emissionen 𝜀𝑖,𝑎
𝑓𝑢𝑒𝑙,𝐶𝑂2
 bestehen, ist eine Fallunterscheidung 
notwendig. Für Nicht-KWK-Anlagen gilt Gleichung (102) (entspricht den Gleichungen (45) und (46) aus 














𝑒𝑙 ] ∙ 𝜔𝑡 ∙  𝛥 𝑡 ∀𝑖 ≠ ℐ𝐶𝐻𝑃  (102) 
KWK-Anlagen, deren Wärmenachfrageseite nicht explizit modelliert wird (vgl. Kapitel 4.3.3), sind ge-
zwungen, ihren aufgrund der gekoppelten Must-Run-Wärmeproduktion erzeugten Strom 𝑃𝑡,ℎ,𝑎
𝑂𝐾  zu 
Preisen auch unterhalb der kurzfristigen variablen Kosten anzubieten. Die untere Grenze des Preisge-
2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050
Stromsteuer 20,50 20,50 20,50 20,50 20,50 20,50 20,50 20,50
weitere Umlagen 1,50 1,50 1,50 1,50 1,50 1,50 1,50 1,50
Konzessionsabgabe 1,10 1,10 1,10 1,10 1,10 1,10 1,10 1,10
Messung, Abrechnung 0,30 0,30 0,30 0,30 0,30 0,30 0,30 0,30
Netzentgelte 21,20 24,80 29,30 29,30 29,30 29,30 29,30 29,30
EEG-Umlage 61,70 75,00 72,00 60,00 45,00 45,00 45,00 45,00
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botes am Spotmarkt bilden dabei die Opportunitätskosten der konkurrierenden Wärmeerzeugung ei-
nes gasbefeuerten Heizkessels 𝑐𝑎
𝑏𝑜𝑖𝑙𝑒𝑟. Die (elektrische) Gegendruckscheibe der KWK-Anlage wird für 
den Must-Run-Betrieb somit zu den negativen Heizkesselkosten bewertet (Gleichung (103)), was einer 
kalkulatorischen Wärmegutschrift entspricht. Zur Berechnung der spezifischen Heizkesselkosten wird 




















∙ 𝜔𝑡 ∙ Δ𝑡 ∀ℎ ∈ ℐ𝑜𝐶𝐻𝑃 (103) 
Für KWK-Anlagen in explizit modellierten Fernwärmesystemen gilt Gleichung (104). Hier werden die 











] ∙ 𝜔𝑡 ∙ Δ𝑡 ∀ℎ ∈ ℐ𝐷𝐻𝐺  (104) 
Die verbrauchsgebundenen Jahreskosten 𝐶𝑏𝑓,𝑎
𝑓𝑢𝑒𝑙
≥ 0 der in Fernwärmesystemen befindlichen fossil be-
triebenen Heizkessel 𝑏𝑓 ergeben sich aus Gleichung (105). Neben den Brennstoff- und CO2-Kosten fal-
len auch Energiesteuern 𝑐𝑏𝑓,𝑎
𝑓𝑢𝑒𝑙,𝑆𝑡𝑒𝑢𝑒𝑟
 auf den Brennstoffverbrauch an28. Diese betragen laut § 2 Ener-














𝑓𝑢𝑒𝑙,𝑆𝑡𝑒𝑢𝑒𝑟] ∙ 𝜔𝑡 ∙ Δ𝑡 ∀𝑏𝑓, 𝑎 (105) 
Die Werte für die Emissionsfaktoren der einzelnen Brennstoffe sind in der nachfolgenden Tabelle 17 
aufgeführt. 








Heizöl, leicht 0,074 
Heizöl, schwer 0,078 
                                                                                 
28 Um eine Doppelbesteuerung zu vermeiden, fallen für Kraftwerke keine Energiesteuern auf den Brennstoffver-
brauch an, da in diesem Fall der resultierende Stromverbrauch der Konsumenten am Ende der Umwandlungs-
kette besteuert wird. 
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4.10.4 Leistungsänderungskosten 
Insbesondere für Grundlastkraftwerke kann es opportun sein, vorübergehende Preisdellen im Markt 
zu durchfahren, ohne das Kraftwerk für wenige Stunden herunterfahren zu müssen. In diesem Fall 
werden die vermiedenen Startkosten in das Gebot am Spotmarkt einbezogen, wodurch sich auch ne-
gative Preise ergeben können. Startkosten entstehen aus dem zusätzlichen Brennstoffbedarf und dem 
höheren Abschreibungsbedarf durch die mechanische Belastung, wenn ein ausgeschaltetes und somit 
kaltes Kraftwerk wieder in Betrieb genommen wird. Die Höhe der Startkosten ist in der Realität also 
abhängig von der Dauer des Stillstands (Silbernagl et al. 2014).  
Da LICOES-Europe als lineares Optimierungsproblem ausgelegt wird, können binäre Variablen wie der 
Betriebsstatus (an/aus) der Kraftwerke und die daran geknüpften Startkosten nicht direkt modelliert 
werden. Allerdings lässt sich über das Konstrukt der Leistungsänderungskosten (Ramping-Kosten) 
𝐶𝑖,𝑎
𝑅𝑎𝑚𝑝
≥ 0 eine Annäherung erzielen (vgl. (Richter 2011)). In LICOES-Europe wird das Hochfahren ei-
nes Kraftwerks mit entsprechenden Kosten versehen. Dabei wird für jeden Zeitschritt 𝑡 die Leistungs-
steigerung der thermischen Kraftwerke im Vergleich zum vorherigen Zeitschritt 𝑡 − 1 ermittelt und mit 
den spezifischen Ramping-Kosten 𝑐𝑖
𝑅𝑎𝑚𝑝
 versehen (Gleichung (106)).  
 𝐶𝑖,𝑎
𝑅𝑎𝑚𝑝
= ∑(𝑃𝑡,𝑖,𝑎 − 𝑃𝑡−1,𝑖,𝑎)
𝑡
 ∙ 𝜔𝑡  ∙ 𝑐𝑖
𝑅𝑎𝑚𝑝
 ∀ 𝑃𝑡,𝑖,𝑎 ≥ 𝑃𝑡−1,𝑖,𝑎 (106) 
Die Kostenannahmen der spezifischen fixen und variablen Betriebskosten sowie die Leistungsände-
rungskosten der fossil-thermischen Kraftwerke können Tabelle 18 entnommen werden. 
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Einheit [€/MWhel] [€/(kWel a)] [€/ΔMW] 
Braunkohle 1,691 50,901 60,274 
Braunkohle-CCS-Zubau 35,79² 31,58² 38,164 
Braunkohle-Zubau 7,37² 31,58² 38,164 
Erdgas 3,571 16,871 28,424 
Erdgas-GT 5,611 8,541 25,264 
Erdgas-GT-Zubau 3,16² 15,79² 17,374 
Erdgas-GuD 3,571 15,731 27,584 
Erdgas-GuD-CCS-Zubau 20,00² 21,05² 24,214 
Erdgas-GuD-Zubau 4,21² 21,05² 24,214 
Erdgas-KWK 3,571 16,871 28,424 
Kernenergie 2,551 92,17³ 36,925 
Kernenergie-Zubau 2,55² 182,69² 36,925 
Heizöl-DT 0,511 16,871 19,925 
Heizöl-GT 0,511 8,541 19,925 
Steinkohle 1,331 46,281 42,634 
Steinkohle-CCS-Zubau 31,58² 31,58² 30,004 
Steinkohle-Zubau 6,32² 31,58² 30,004 
Quellen: 
1: (Konstantin 2013) 
²: (Schröder et al. 2013) 
³: (Konstantin 2009) 
4: Heißstartkosten aus (Kumar et al. 2012) aufbereitet in (Schröder et al. 2013) 
5: (Traber & Kemfert 2011) aufbereitet in (Schröder et al. 2013) 
4.10.5 Kosten der Abregelung von Must-Run-Anlagen 
Um die Preiswirkung der dezentralen und erneuerbaren Must-Run-Erzeugung insbesondere in Stun-
den mit hoher Einspeisung aus Wind- und PV-Anlagen abzubilden, werden die spezifischen Opportu-
nitätskosten 𝑐𝑚𝑟
𝑂𝐾,𝐶𝑢𝑟𝑡 des sog. Einspeisemanagements (Abregelung) aus entgangener Marktprämie 
technologiescharf abgeschätzt. Dadurch können Situationen mit negativen Spotmarktpreisen funda-
mental detailliert dargestellt werden. Die entsprechenden Kostenannahmen basieren auf (Schley 
2016) sowie eigenen Annahmen und sind in Tabelle 9 aufgeführt. Gleichung (107) stellt die Ermittlung 
der regions- und technologiespezifischen Abregelungskosten 𝐶𝑚𝑟,𝑐,𝑎
𝐶𝑢𝑟𝑡  dar. 




𝑚𝑎𝑥 ∙ 𝜃𝑡,𝑚𝑟,𝑐 −  𝑃𝑡,𝑚𝑟,𝑐,𝑎) ∙ 𝜔𝑡  ∙ Δ 𝑡 ∙ 𝑐𝑚𝑟
𝑂𝐾,𝐶𝑢𝑟𝑡]
𝑡
  ∀ 𝑚𝑟, 𝑐, 𝑎 (107) 
4.10.6 Gesamte Zielfunktion in LICOES-Central 
Die Zielfunktion im Modellteil LICOES-Central (Gleichung (108)) minimiert sämtliche über den komplet-
ten Modellhorizont entstehenden Kosten 𝐶𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 aus Sicht eines zentralen Planers. Diese bilden die 
Summe aus den modellierten Gesamtkosten je Modelljahr und Technologie, die mit dem Zinssatz 𝑔 
über den Modellhorizont diskontiert werden. Die Technologiebetreiber agieren also als Preissetzer. 
Die hier verwendete Zielfunktion kombiniert die Zielfunktionen aus (Böttger 2017) (Gleichung (50)), 
(Ludig 2013) (Gleichung (1)) und (Hirth 2014) (Gleichung (1)). 

































] → 𝑚𝑖𝑛! 
(108) 
4.10.7 Gesamte Zielfunktion in LICOES-Market 
Die Zielfunktion im Modellteil LICOES-Market (Gleichung (109)) minimiert sämtliche für den Technolo-
gieeinsatz kurzfristig marktrelevanten Kosten 𝐶𝑎
𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 ebenso aus Sicht eines zentralen Marktplaners. 
Diese stellt eine linearisierte Fassung der Zielfunktion in (Böttger 2017) (Gleichung (50)) dar. In diesem 
Modellteil findet lediglich eine Dispatch-Optimierung statt. Der Technologiepark inklusive Investitions-
entscheidungen wird durch die anderen Modellteile LICOES-Central bzw. LICOES-Decentral ermittelt 
und fließt hier in Form vorgegebener Parameter ein. Die Gleichungen (1) bis (16) sowie (40) bis (55) 




























] → 𝑚𝑖𝑛! 
(109) 
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Als Ergebnis der Zielfunktionen in LICOES-Central und LICOES-Market können Schattenpreise für den 
Spotmarkt und die Regelleistungsmärkte sowie opportunitätskostenbasierte Kapazitätsmarktpreise 
abgeleitet werden.  
Als markträumender, stündlicher und regionsspezifischer (zonaler) Day-Ahead-Spotmarktpreis 
(€/MWh) kann 𝑝𝑡,𝑐,𝑎 in Gleichung (110) interpretiert werden. Als jahresdurchschnittlicher Basepreis 
?̅?𝑐,𝑎 je Region 𝑐 im Modelljahr 𝑎 wird der zeitgewichtete Mittelwert der stündlichen Day-Ahead-Spot-











∑ (𝑝𝑡,𝑐,𝑎𝑡 ∙ 𝜔𝑡)
8760
 ∀𝑐, 𝑎 (111) 
Der Pay-as-bid-Marktpreis für die Vorhaltung von Regelleistung ergibt sich generell aus den Opportu-
nitätskosten der entgangenen Deckungsbeiträge im Spotmarkt (Müsgens et al. 2011). In Modellansät-
zen mit MICOES-Europe wird bereits der Opportunitätskostenansatz fundamental modelliert (Böttger 
& Bruckner 2015). In LICOES-Europe ist dies aufgrund der vorgenommenen Vereinfachungen und Ag-
gregationen derzeit nicht übertragbar. Daher wird vorerst zur Ermittlung der Regelleistungspreise auf 
den Schattenpreis der Regelleistungsdeckungsgleichung (Gleichung (70)) abgestellt. Dieser ergibt sich 






 ∀𝑡, 𝑐, 𝑟, 𝑎 (112) 
Aus dem Einsatz der Technologien und den entsprechenden Marktpreisen können nachfolgend deren 
Erlöse und Gewinne auf diesen beiden Märkten ermittelt werden. Die Erlöse der thermischen Kraft-
werke ergeben sich aus Gleichung (113).  
𝑅𝑖,𝑎 = ∑[(𝑃𝑡,𝑖𝑐,𝑎 ∙ 𝑝𝑡,𝑐,𝑎
𝑆𝑝𝑜𝑡
+ ∑  𝑅𝐶𝑡,𝑖𝑐,𝑟,𝑎
𝑟
∙ 𝑝𝑡,𝑐,𝑟,𝑎
𝑅𝑠𝑣 ) ∙ 𝜔𝑡  ∙ Δ 𝑡]
𝑡
 ∀𝑖, 𝑎 (113) 
KWK-Anlagen bekommen zusätzlich eine Wärmegutschrift in Höhe der Opportunitätskosten 𝑐𝑎
𝑏𝑜𝑖𝑙𝑒𝑟 
einer alternativen Wärmeproduktion im Heißwassererzeuger (Gleichungen (114) und (115)). Für die 
vereinfacht modellierten KWK-Anlagen entfällt dadurch nachfolgend die Wärmegutschrift in Form des 
Opportunitätskostenterms in Gleichung (103), da sie nun bei den Erlösen berücksichtigt wird.  
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𝑅ℎ,𝑎
𝑄
= ∑(?̇?𝑡,ℎ,𝑎 ∙ 𝑐𝑎
𝑏𝑜𝑖𝑙𝑒𝑟 ∙ 𝜔𝑡  ∙ Δ 𝑡)
𝑡







𝑏𝑜𝑖𝑙𝑒𝑟 ∙ 𝜔𝑡  ∙ Δ 𝑡)
𝑡
 ∀ℎ ∈ ℐ𝑜𝐶𝐻𝑃 , ∀𝑎 (115) 
Die reine Bereitstellung strategischer Reserve wird lediglich mit den kraftwerksspezifischen jährlichen 
Fixkosten vergütet. Die Erlöse der Speicher unter Berücksichtigung der Strombezugskosten für die Ein-
speicherung sind in Gleichung (117) und die der Lastabwurfmaßnahmen in Gleichung (118) dargestellt. 
Für alle Technologien kann der Gewinn aus dem Abzug der Jahreskosten von den Jahreserlösen ermit-





 ∀𝑖, 𝑎 (116) 
Die Erlöse der Speicher unter Berücksichtigung der Strombezugskosten für die Einspeicherung sind in 









𝑅𝑠𝑣 ) ∙ 𝜔𝑡  ∙ Δ 𝑡]
𝑡
 ∀𝑠, 𝑎 (117) 





𝑅𝑠𝑣 ) ∙ 𝜔𝑡  ∙ Δ 𝑡]
𝑡
 ∀𝑑𝑠𝑟, 𝑎 (118) 
Für alle Technologien kann der Gewinn aus dem Abzug der Jahreskosten von den Jahreserlösen ermit-
telt werden (Gleichung (119)). 
𝐺𝑎 = 𝑅𝑎 − 𝐶𝑎 ∀𝑎 (119) 
Wird in einer Modellregion ein Kapazitätsmarkt berücksichtigt, ergibt sich der Kapazitätspreis einer 
(modell)jährlich wiederkehrenden Kapazitätsauktion allerdings nicht wie im Spotmarkt aus dem Schat-
tenpreis der Bilanzgleichung (vgl. Gleichung (85)), sondern aus einem Opportunitätskostenansatz der 
aus den Gewinnen bzw. Verlusten abgeleitet wird (vgl. (Hach et al. 2014)). Denn analog zu den Regel-
leistungsmärkten ergibt sich das Kapazitätsmarktgebot aus den entgangenen Gewinnen bzw. drohen-
den Verlusten in den anderen Märkten (Spot- und Regelenergie). Im Kapazitätsmarkt in LICOES-Europe 
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werden modellseitig jene Technologien berücksichtigt, deren Investition endogen modelliert 
wird – also thermische Kraftwerke und Stromspeicher.  
Das jährliche Kapazitätsmarktgebot 𝑏𝑚,𝑎
𝐶𝑀  des Kraftwerks oder Speichers 𝑚 ∈ ℳ (es gilt  
ℳ = ℐ ∪ 𝒮) ergibt sich aus dem spezifischen Verlust der Anlage am Spot- und Regelleistungsmarkt 
(Gleichung (120)). Anlagen, die an diesen Märkten insgesamt Gewinn erzielen, bieten ihre Kapazität 
kostenlos an. Der jährliche Marktpreis 𝑝𝑐,𝑎
𝐶𝑀 im Kapazitätsmarkt mit Einheitspreisverfahren (sog. Uni-
form Pricing) in Gleichung (121) wird generell durch das höchste Gebot gesetzt, das zur Deckung der 
Kapazitätsnachfrage (vgl. Gleichung (85)) benötigt wird. Jedoch wird der Kapazitätsmarkt in LICOES-
Europe nach (Cramton & Stoft 2005) mit einer Preisobergrenze ?̂?𝑐,𝑎
𝐶𝑀 versehen, die den doppelten jähr-
lichen Fixkosten eines Gasturbinenkraftwerks entspricht (Gleichung (122)). Der höchstmögliche mo-
dellseitige Marktpreis beträgt daher 103,84 €/(kW a). Abschließend werden aus der Gebotsmenge 
𝑃𝑚𝑐,𝑎
𝑏𝑖𝑑  und dem Marktpreis die jährlichen Kapazitätsmarkterlöse 𝑅𝑚𝑐,𝑎
𝐶𝑀  berechnet (Gleichung (123)). 
𝑏𝑚,𝑎
𝐶𝑀 = max(0; 
−𝐺𝑚,𝑎
𝑃𝑚,𝑎𝑏𝑖𝑑





𝐶𝑀 ) ; ?̂?𝑐,𝑎
𝐶𝑀) ∀𝑐, 𝑎 (121) 
?̂?𝑐,𝑎
𝐶𝑀 = 2 ∙ (𝑐𝐺𝑇
𝑖𝑛𝑣 ∙ [
(1 + 𝑔)𝐸𝐿𝑇 ∙ 𝑔
(1 + 𝑔)𝐸𝐿𝑇 − 1
] + 𝑐𝐺𝑇
𝑓𝑂𝑀𝐶




𝐶𝑀 ∀𝑚, 𝑎 (123) 
Mit den berechneten Marktpreisen und Erlösen stehen nun alle notwendigen Parameter fest für die 
Modellierung im letzten Modellteil: LICOES-Decentral. 
4.10.8 Gesamte Zielfunktion in LICOES-Decentral 
Im Modellteil LICOES-Decentral werden ebenso wie in LICOES-Central die Investitionsentscheidungen 
und der Technologie-Dispatch in einem Rechenschritt über den kompletten Modellierungshorizont op-
timiert. Maßgabe hierfür sind allerdings nicht die minimalen Gesamtkosten aus Sicht eines zentralen 
Planers, sondern die maximalen Gewinne der dezentralen Akteure (Technologiebetreiber). Ziel dieser 
Methodik ist es, die nicht vollständig vorhandene Information und unperfekte Voraussicht der Akteure 
bei der Entwicklung des Kraftwerks- und Speicherparks zumindest teilweise zu berücksichtigen. Die 
Zielfunktion in Gleichung (124) maximiert somit den Kapitalwert aller Kraftwerke und Stromspeicher 
sowie der mit den explizit modellierten KWK-Anlagen über die Fernwärmeversorgung wirtschaftlich 
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verbundenen elektrischen und fossilen Heißwassererzeuger. Da in LICOES-Decentral die Lastdeckungs-
gleichung im Spotmarkt (Gleichung (69)) und die Bilanzgleichung der Regelleistungsmärkte (Gleichung 
(70)) nicht einbezogen werden, wird die Investitionsentscheidung der einzelnen Erzeuger unabhängig 
vom Agieren der Konkurrenz getroffen. Wird die Summe der Gewinne aller Akteure maximiert, so ent-
spricht dies der Maximierung der einzelnen Gewinne je Akteur. 
 
𝐺𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 = ∑𝑒−𝑔 𝑎 𝜋 
𝑎






















] → 𝑚𝑎𝑥! 
(124) 
4.11 Modelliteration 
Wie in Abbildung 17 in Kapitel 4.1 bereits dargelegt, wird mit einer ähnlichen Methodik wie in (Grote 
et al. 2015), (Hach et al. 2014), (Harthan 2014) und (Nicolosi et al. 2010) der gewinnoptimale Kraft-
werks- und Speicherpark aus einem iterativen Annäherungsverfahren mit LICOES-Market (Setzung der 
Marktpreise) und LICOES-Decentral (Investitionsentscheidung als Preisnehmer) bestimmt. Dies hat 
zum Ziel, den realen Annäherungsprozess aus (sub-)optimaler gewinnmaximierender einzelwirtschaft-
licher Investitionsentscheidung, ihrer Preiswirkung sowie der Antizipation der Effekte mit daraus fol-
gender veränderter Investitionsentscheidung und erneuter Preiswirkung nachzubilden, um eine reali-
tätsnähere Entwicklung des Kraftwerks- und Speicherparks zu ermöglichen.  
Die Iteration 𝑖𝑡 wird solange wiederholt, bis sich der in Gleichung (125) beschriebene durchschnittliche 
lastgewichtete Spotmarktpreis 𝑝𝑖𝑡
𝑆𝑝𝑜𝑡
 über alle Modellstunden, Modelljahre und Modellregionen in 
LICOES-Market im Vergleich zur Voriteration 𝑖𝑡 − 1 um weniger als 1 % verändert (Gleichung (126), die 
Gleichung (1) in (Hach et al. 2014) entspricht). Wird dieser Schwellenwert unterschritten, wird von 









∑ ∑ ∑ (?̇?𝑡,𝑐,𝑎
𝑆𝑝𝑜𝑡
∙ 𝜔𝑡)𝑎𝑐𝑡







𝑆𝑝𝑜𝑡 | < 0,01  (126) 
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In ersten Iterationsversuchen zeigte sich, dass die modellendogenen Freiheitsgrade zu einer sehr ho-
hen Veränderungsdynamik zwischen einzelnen Iterationen führen können. Wird bspw. in der ersten 
Iteration ein Marktpreis in LICOES-Market ermittelt, der zu einer höheren Zahl unwirtschaftlicher An-
lagen führt, werden diese in LICOES-Decentral schlagartig und vollständig stillgelegt. Dieser nun deut-
lich kleinere Kraftwerkspark wird für die nächste Iteration an LICOES-Market zurückgegeben, wodurch 
sich nun deutlich höhere Preise durch die Kapazitätsknappheit ergeben. Werden diese Preise nun wie-
der an das einzelwirtschaftliche Investitionsmodell weitergereicht, werden deutlich zu viele Kapazitä-
ten zugebaut bzw. nicht stillgelegt.  
Dieser beobachtete schweinezyklusähnliche Effekt kann sich so weit aufschaukeln, bis in einer Itera-
tion der Marktpreis bei nahe null liegt und in der nächsten permanent die Marktpreisgrenze von 
3.000 €/MWh erreicht wird. In diesem Fall nähern sich die Ergebnisse der Optimierungen nach jeder 
Iteration nicht weiter an, sondern entfernen sich voneinander, sodass das Stoppsignal in Gleichung 
(126) nie erreicht wird. In Abbildung 22 ist dieses Beispiel der sich nicht annähernden Optima zu er-
kennen. 
 
Abbildung 22: Entwicklung der durchschnittlichen Spotmarktpreise (links) und der Preisdifferenz (rechts) je 
Iteration im Vergleich zur Voriteration ohne Beschränkung der Kapazitätsdynamik (Quelle: eigene Darstellung) 
In der Realität wäre dieser Effekt durch die Antizipation der Marktakteure deutlich schwächer. Um das 
geschilderte Verhalten des Modells in Richtung Antizipation zu korrigieren, ist es notwendig, die inte-
riterative Entwicklungsdynamik beim Zubau und bei der Stilllegung von Kraftwerken und Stromspei-
chern zu limitieren. 
In der vergleichbaren Untersuchung von (Hach et al. 2014), wird die interiterative Entwicklungsdyna-
mik des Kraftwerksparks durch eine generelle Einschränkung der Zubauten und Stilllegungen je Mo-
delljahr begrenzt. Das bedeutet, dass im dortigen blockscharfen Modell des britischen Strommarkts je 
Modelljahr eine vorgegebene Anzahl von Kraftwerksblöcken stillgelegt oder zugebaut werden darf. 
LICOES-Europe verzichtet auf eine generelle Zubau- und Stilllegungsbeschränkung je Modelljahr, weil 
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Beschränkung darstellen würde und zum anderen die Überkapazitäten im europäischen Kraftwerks-
park in dieser Untersuchung offengelegt werden sollen. Um dennoch eine interiterative Dynamikbe-
grenzung im aggregierten Kraftwerkspark in LICOES-Europe umzusetzen, wird in Gleichung (127) die 
Summe der interiterativen Differenz der Kraftwerk- und Stromspeicherleistungen auf den 𝜗-anteiligen 
Wert aus der kostenoptimalen Modellierung in LICOES-Central in der nullten Iteration 𝑖𝑡0 limitiert. In 
den Modellrechnungen wird 𝜗 = 1 % gesetzt. Das bedeutet, dass je Iteration der Kraftwerks- und 
Speicherpark je Land um höchstens 1 % größer oder kleiner werden darf. An dieser Stelle wird auf 


















∀𝑎, 𝑖𝑡 (127) 
Daneben wird die Veränderung der installierten Kraftwerksleistung (Gleichung (128)), der Aus- (Glei-
chung (129) und Einspeicherleistung (Gleichung (130)) sowie des Speichervolumens (Gleichung (131)) 
zwischen zwei Iterationen auf den Wert 𝜊 = 300 MW (bei Leistungswerten) bzw. 𝜊 = 3.000 MWh 
(beim Speichervolumen) begrenzt. Dies entspricht einer mittelgroßen Anlage je Technologie. Diese zu-
sätzliche absolute Begrenzung ist notwendig, da somit Technologien der Zubau gewährt wird, deren 
Kapazität im kostenoptimalen Ausgangskraftwerkspark 0 MW beträgt. Eine rein prozentuale Limitie-
rung würde diese Technologien im gewinnoptimalen Modell außen vor lassen. 
 |𝑃𝑖,𝑎,𝑖𝑡
𝑚𝑎𝑥 − 𝑃𝑖,𝑎,𝑖𝑡−1
𝑚𝑎𝑥 | ≤ 𝜊 ∀𝑖, 𝑎, 𝑖𝑡 (128) 
 |𝑃𝑠,𝑎,𝑖𝑡
𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥 − 𝑃𝑠,𝑎,𝑖𝑡−1
𝑜𝑢𝑡,𝑚𝑎𝑥| ≤ 𝜊 ∀𝑠, 𝑎, 𝑖𝑡 (129) 
 |𝑃𝑠,𝑎,𝑖𝑡
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥 − 𝑃𝑠,𝑎,𝑖𝑡−1
𝑖𝑛,𝑚𝑎𝑥| ≤ 𝜊 ∀𝑠, 𝑎, 𝑖𝑡 (130) 
 |𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎,𝑖𝑡
𝑚𝑎𝑥 − 𝑆𝑂𝐶𝑠,𝑎,𝑖𝑡−1
𝑚𝑎𝑥 | ≤ 𝜊 ∀𝑠, 𝑎, 𝑖𝑡 (131) 
Nachdem die Modellgleichungen dargestellt wurden, werden im Folgenden wesentliche Modellprä-
missen und deren Herleitung detailliert beschrieben. 
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4.12 Berücksichtigung von Zeitreihen 
LICOES-Europe modelliert bis zu 8.760 Stunden eines Jahres bzw. deren repräsentative Typtage auf 
Basis historischer und synthetischer Zeitreihen der stündlichen Strom- und Wärmenachfrage sowie der 
ebenfalls stündlichen EE-Einspeisung und sonstiger dezentraler Must-Run-Anlagen, die auf Basis des 
Wetterjahres 2011 entwickelt wurden. Im Folgenden wird die Herleitung dieser Zeitreihen und die Ab-
leitung von Typtagen durch das Clustern der Zeitreihen im Detail erläutert. 
4.12.1 Abbildung der Einspeisung aus erneuerbaren und dezentralen Must-
Run-Anlagen 
Die Einspeisezeitreihen für Windenergie- (onshore und offshore) sowie für Solaranlagen basieren auf 
den für Forschungszwecke bereitgestellten Zeitreihen aus dem EMHIRES-Projekt der Europäischen 
Union (Europäische Kommission 2017). Die veröffentlichten Zeitreihen der Wetterjahre von 1986 bis 
2015 für alle LICOES-Modellregionen geben die Auslastung der entsprechenden Anlagen als Verfüg-
barkeitsfaktor 𝜃𝑡,𝑚𝑟,𝑐  wieder. Dieser kann anschließend – wie in Gleichung (63) beschrieben – mit der 
installierten Leistung je historischem oder modelliertem Jahr multipliziert werden, um die Einspeisung 
zu bestimmen. Die Zeitreihen wurden auf Basis von Wetterdaten fundamental ermittelt und anschlie-
ßend anhand der historischen Einspeiseprofile, die durch die europäischen ÜNB zur Verfügung gestellt 
wurden, validiert und ggf. angepasst, um eine hohe Übereinstimmung der synthetischen und der ge-
messenen Zeitreihen zu erzielen. Weitere Details zur angewandten Methodik können den entspre-
chenden Projektberichten entnommen werden (vgl. (Gonzalez Aparicio et al. 2016, 2017)). 
Die Einspeisezeitreihen für Laufwasserkraftwerke wurden analog zu MICOES-Europe aus der Veröf-
fentlichung der ENTSO-E zur Stromproduktion aus Wasserkraft im Jahre 2011 abgeleitet (ENTSO-E 
2015c). Mittels der installierten Wasserkraftkapazitäten im Jahr 2011 können daraus ebenfalls Verfüg-
barkeitsfaktoren entwickelt werden. Abbildung 23 stellt die entsprechenden monatsscharfen Verfüg-
barkeitsfaktoren für jede LICOES-Modellregion dar.  
Die Stromproduktion aus Biomasse, Geothermie und Ozeanenergie sowie die fossile dezentrale Strom-
produktion aus Industriegasanlagen (IG), erdgas- und öl-gefeuerten BHKW ohne KWK-Betrieb, Müll-
verbrennungsanlagen (ML) und Anlagen, die mit sonstigen Brennstoffen (SON) befeuert werden, wer-
den mittels der in Tabelle 9 angegebenen konstanten Verfügbarkeitsfaktoren gleichmäßig über alle 
Stunden des Jahres verteilt. Die Stromproduktion der dezentralen KWK-Anlagen wird auf Basis von 
länderspezifischen synthetischen Wärmenachfragekurven ermittelt. Näheres dazu findet sich in Kapi-
tel 4.12.3. 
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Abbildung 23: Verfügbarkeit der Wasserkraft je Monat und Modellregion im Jahr 2011 (Quelle: eigene Darstel-
lung auf Basis der Daten von (ENTSO-E 2015c)) 
4.12.2 Entwicklung von Zeitreihen zur Abbildung der natürlichen Zuflüsse 
zu Speicherwasserkraftwerken 
Die Stromproduktion der Speicherwasserkraftwerke wird in LICOES-Europe nicht exogen vorgegeben, 
sondern modellendogen als Produktion eines Stromspeichers mit Naturzufluss optimiert, um die zu 
erwartenden wirtschaftlichen Flexibilitätspotenziale insbesondere der saisonalen Speicherung zu be-
rücksichtigen. 
Dazu ist es notwendig, den Naturzufluss zu den Speicherwasserkraftwerken abzuschätzen. Dies erfolgt 
einerseits ebenfalls über die entsprechenden Statistiken der ENTSO-E zur monatlichen Stromproduk-
tion (ENTSO-E 2015c), andererseits über die verfügbaren Veröffentlichungen zu den Speicherständen 
der Kraftwerke. Aus Stromproduktion und Speicherständen wurde der Naturzufluss 𝑃𝑡,𝑠,𝑎
𝑖𝑛,𝑛𝑎𝑡 als äquiva-
lente Stromproduktion zurückgerechnet.  
Leider sind die Daten für nur wenige Länder öffentlich zugänglich. Dazu gehören Norwegen, Schweden, 
Österreich und die Schweiz, welche die größten Speicherwasserkapazitäten besitzen. Abbildung 24 
stellt die äquivalente monatliche Stromproduktion des Naturzuflusses für die vier genannten Länder 
dar. Auch Deutschland, Frankreich, Finnland, Italien und Spanien sowie einige Länder in Osteuropa 
haben entsprechende Anlagen (ENTSO-E 2015d). Diese werden aber häufig wie Laufwasserkraftwerke 
betrieben, nur als Stunden- oder Tagesspeicher eingesetzt oder es existieren über deren Speichervo-
lumina und Füllstände keine Veröffentlichungen (Ess et al. 2012). Aus diesem Grunde werden für diese 









































 Das Dispatch- und Investitionsmodell LICOES-Europe 118 
 
Abbildung 24: Äquivalente monatliche Stromproduktion aus Naturzufluss von Speicherwasserkraftwerken in 
Norwegen, Schweden, Österreich und der Schweiz im Jahr 2011 (Quellen: eigene Darstellung auf Basis der Da-
ten von (Biermayr 2015; Bundesamt für Energie 2013, 2014, E-Control 2013, 2016, ENTSO-E 2015c, 2015d; Ess et 
al. 2012; EURELECTRIC 2011; Nordpool 2017b)) 
4.12.3 Entwicklung von Zeitreihen zur Abbildung der Fernwärmenachfrage 
In LICOES-Europe werden insgesamt 30 Fernwärmenetze in Deutschland explizit abgebildet. Diesen 
werden nicht nur die entsprechenden KWK-Anlagen, Heißwassererzeuger, Wärmespeicher und P2H-
Anlagen zugeordnet, sondern auch auf Basis der historischen Daten des Jahres 2011 jeweils eine stünd-
lich aufgelöste synthetische Fernwärmenachfragekurve. Die Datengrundlage basiert in Teilen auf Er-
hebungen aus projektbezogenen Vorarbeiten am Lehrstuhl für Energiemanagement und Nachhaltig-
keit sowie auf der Diplomarbeit des Autors (vgl. (Böttger et al. 2015; Böttger, Götz & Bruckner 2014; 
Böttger, Götz, Lehr, et al. 2014; Götz 2010; Götz, Böttger, et al. 2013a, 2013b; Götz, Kondziella, et al. 
2013)). Die Methodik zur Erstellung der Nachfrageprofile basiert auf (Hellwig 2003), (BDEW et al. 
2015), (Hinterstocker et al. 2015) und (Götz 2010). Für jedes Fernwärmenetz wurden die Jahressumme 
der Wärmenetzeinspeisung 𝑄𝑑ℎ𝑔 und die Jahreswärmehöchstlast ?̇?𝑑ℎ𝑔
𝑀𝑎𝑥 aus dem AGFW-Hauptbericht 
für das Jahr 2011 entnommen (AGFW 2012).  
In einem ersten Schritt wird die Außentemperatur 𝑇 des jeweiligen Fernwärmenetzes, die den Daten 
des European Centre for Medium-Range Weather Forecasts (ECMWF) entnommen wurde (ECMWF 
2015), in eine anzusetzende Tagesmitteltemperatur 𝑇𝑑ℎ𝑔,𝑑
𝐴𝑙𝑙𝑜𝑘𝑎𝑡𝑖𝑜𝑛 umgerechnet, die die Trägheit der Ge-
bäudehüllen bei Temperaturveränderungen berücksichtigt, indem die Vortagesmitteltemperaturen 
𝑇𝑑ℎ𝑔,𝑑−1, 𝑇𝑑ℎ𝑔,𝑑−2 und 𝑇𝑑ℎ𝑔,𝑑−3 anteilig einbezogen werden (Gleichung (132)). Die Temperaturdaten 
des ECMWF liegen lediglich in einem groben Raster vor. Um sie den jeweiligen Städten zuzuordnen, 
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𝑇𝑑ℎ𝑔,𝑑
𝐴𝑙𝑙𝑜𝑘𝑎𝑡𝑖𝑜𝑛 = 
𝑇𝑑ℎ𝑔,𝑑 + 0,5 ∙ 𝑇𝑑ℎ𝑔,𝑑−1 + 0,25 ∙ 𝑇𝑑ℎ𝑔,𝑑−2 + 0,125 ∙ 𝑇𝑑ℎ𝑔,𝑑−3
1 + 0,5 + 0,25 + 0,125
 
∀𝑑 ∈ 𝐷, 
∀ 𝑑ℎ𝑔 ∈ 𝒟ℋ𝒢 
(132) 
Anschließend wird mittels der kombinierten Sigmoid-Linear-Funktion in Gleichung (133) der syntheti-
sche, rein temperatur-, saison- und wochentagabhängige Wärmebedarf 𝑄𝑑ℎ𝑔,𝑑
𝐷𝐻  berechnet. Hierbei 
wird für die einzelnen Parameter (𝑘𝐴, 𝑘𝐵, 𝑘𝐶 , 𝑘𝐷, 𝑘𝑚𝐻 , 𝑘𝑚𝑊 , 𝑘𝑏𝐻 , 𝑘𝑏𝑊 , 𝑓𝑠𝑎𝑖𝑠𝑜𝑛, 𝑓𝑊𝑇) auf die aktuali-
sierten Werte der sog. SigLinDe-Profile in (BDEW et al. 2015) bzw. (Hinterstocker et al. 2015) abgestellt. 
Eine detaillierte Beschreibung der Berechnung findet sich dort. Die jeweiligen Daten können Tabelle 
28 in Anhang A.3 entnommen werden. Für die sog. Grenztemperatur, bei der der Wärmebedarf null 
ist, wird 𝑇0 = 40 °𝐶 übernommen. Der Tagesbedarf 𝑄𝑑ℎ𝑔,𝑑
𝐷𝐻  wird anschließend über die Jahreswärme-
netzeinspeisung 𝑄𝑑ℎ𝑔 mit dem Faktor 𝑓𝑑ℎ𝑔
𝑆𝑘𝑎𝑙  skaliert (Gleichung (135), die Gleichung (2) in (Götz 2010) 
entspricht), um die Jahressumme der synthetischen Zeitreihe, die leicht abweichen kann, dem histori-
schen Jahreswärmebedarf anzugleichen. Mit dem Profilfaktor 𝑓𝑡𝑑
𝑝𝑟𝑜𝑓𝑖𝑙𝑒
 werden die Tageswerte in eine 































































 unterscheidet zwischen Arbeits- und Wochenendtagen29 sowie zwischen un-
terschiedlichen Tagesmitteltemperaturen. Er wurde allerdings abweichend von den sog. SigLinDe-Pro-
filen eigenständig aus historischen Fernwärmezeitreihen der Städte Berlin (2007), Leipzig (2010) und 
Würzburg (2001) ermittelt. Der Grund hierfür liegt darin, dass die SigLinDe-Profile darauf ausgelegt 
sind, einen Einzelkunden abzubilden. Im Fernwärmenetz kommt es allerdings zu Ausgleichseffekten 
durch die Vielzahl der angeschlossenen Kunden. In Kombination mit der thermodynamischen Trägheit 
                                                                                 
29 Feiertage werden wie Wochenendtage behandelt. 
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des Netzes ergeben sich deutlich geringere untertägige Schwankungsbreiten der stündlichen Fernwär-
menachfrage. In Abbildung 25 sind beispielhaft temperaturabhängige Stundenprofilfaktoren für einen 
Arbeitstag auf Basis der historischen Fernwärmenachfrage für Leipzig aus dem Jahr 2010 dargestellt. 
 
Abbildung 25: Stundenprofilfaktoren als Anteil der Stundenlast an der Tageslast für Arbeitstage in 
unterschiedlichen Temperaturbereichen auf Basis der historischen Fernwärmenachfrage für Leipzig aus dem 
Jahr 2010 (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (Stadtwerke Leipzig 2012)) 
Der skalierte stündliche Wärmebedarf ?̇?𝑑ℎ𝑔,𝑡
𝐷𝐻,𝑠𝑘𝑎𝑙  wird anschließend in Gleichung (136) erneut anhand 
des mittleren stündlichen Wärmebedarfs ?̅?𝑑ℎ𝑔,𝑡
𝐷𝐻,𝑠𝑘𝑎𝑙  mit dem Faktor 𝑓𝑑ℎ𝑔
𝑀𝑎𝑥 aus Gleichung (137) skaliert, 
sodass die vorgegebene historische Jahreshöchstlast ?̇?𝑑ℎ𝑔
𝑀𝑎𝑥 getroffen wird. Die Zeitreihe wird also um 
den Mittelwert herum auseinandergezogen oder gestaucht. Die Gleichungen (136) und (137) entspre-
chen den Gleichungen (3) und (4) in (Götz 2010) in aktualisierter Fassung. Im Resultat ergibt sich die 
synthetische Fernwärmenachfrage 𝐷𝑡,𝑑ℎ𝑔
𝐷𝐻 , die in Gleichung (37) durch KWK-Anlagen und andere Wär-
















𝐷𝐻,𝑠𝑘𝑎𝑙)  −  ?̅?𝑑ℎ𝑔,𝑡
𝐷𝐻,𝑠𝑘𝑎𝑙  
(137) 
In den nachfolgenden Abbildungen ist ein Vergleich der historischen (blau) und der synthetischen 
(orange) geordneten Jahresdauerlinien der beiden Zeitreihen in stündlicher Auflösung für Berlin (Ab-
bildung 26), Leipzig (Abbildung 27) und Würzburg (Abbildung 28) dargestellt. Die Grafiken zeigen eine 
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Abbildung 26: Geordnete Jahresdauerlinien des historischen und synthetischen stündlichen Wärmebedarfs für 
Berlin im Jahr 2007 (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (IIRM 2012)) 
 
 
Abbildung 27: Geordnete Jahresdauerlinien des historischen und synthetischen stündlichen Wärmebedarfs für 
Leipzig im Jahr 2010 (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (Stadtwerke Leipzig 2012)) 
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Abbildung 28: Geordnete Jahresdauerlinien des historischen und synthetischen stündlichen Wärmebedarfs für 
Würzburg im Jahr 2001 (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (IIRM 2012)) 
Nicht für alle Fernwärmenetze in Deutschland oder gar in den anderen Modellregionen liegen entspre-
chende Daten für eine explizite Modellierung als einzelne Fernwärmesysteme vor bzw. reicht die ver-
fügbare Rechenkapazität aus, diese zu berücksichtigen. Aus diesem Grunde werden, wie in Kapitel 
4.3.3 beschrieben, die KWK-Anlagen außerhalb dieser Netze und in den anderen Modellregionen ver-
einfacht dargestellt, um die Höhe der Stromproduktion zu Opportunitätskosten der alternativen Wär-
meproduktion zu ermitteln und die daraus folgende Rückwirkung auf die Marktpreise einzukalkulieren. 
Hierfür wird nachfolgend analog zu obiger Methodik ein länderspezifischer Auslastungsfaktor der 
KWK-Gegendruckscheibe 𝑞𝑡,𝑐
𝐶𝐻𝑃 entwickelt (vgl. Gleichungen (30) und (31)). Anstelle der Allokations-
temperatur je Fernwärmenetz wird dafür in Gleichung (132) die Allokationstemperatur aus der Tages-
mitteltemperatur jeden Landes 𝑇𝑐,𝑑
𝐴𝑙𝑙𝑜𝑘𝑎𝑡𝑖𝑜𝑛 ermittelt und in Gleichung (133) verwendet. Für die Be-
rechnung der länderspezifischen Auslastungsfaktoren ist die tatsächliche Wärmenachfrage und die 
Jahreshöchstlast irrelevant, da auch nicht zu ermitteln. Der Auslastungsfaktor ergibt sich aus dem Ver-
hältnis des stündlich aufgelösten Wärmebedarfs zum Maximalwert derselben Zeitreihe. In der Realität 
werden KWK-Anlagen jedoch aus wirtschaftlichen Gründen selten darauf ausgelegt, auch den Spit-
zenlastbereich oberhalb von 80 % der Wärmehöchstlast zu decken. Hier übernehmen in der Regel zu-
sätzliche Heizkessel einen Teil der Versorgung, die nur in wenigen Stunden des Jahres in Anspruch 
genommen werden. Deshalb wird die Auslastungskurve für die KWK-Anlagen entsprechend in Glei-
chung (138) angepasst, indem sie mit angenommenen 80 % skaliert wird, jedoch einen Wert von 100 % 
nicht übersteigen darf. 
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In Abbildung 29 ist die Auslastungskurve beispielhaft für Deutschland dargestellt. 
 
Abbildung 29: Temperatur- und zeitabhängiger KWK-Wärmeauslastungsfaktor für Deutschland im Jahr 2011 
(Quelle: eigene Darstellung) 
4.12.4 Hierarchisches Clustern der relevanten Zeitreihen30 
Aufgrund der hohen Rechenintensität des Optimierungsproblems insbesondere im Modellteil LICOES-
Central muss von einer Modellierung der Modelljahre inklusive aller 8.760 Stunden pro Jahr abgesehen 
werden. Anstelle dessen werden mithilfe der Methode des Clusterns von Zeitreihen repräsentative 
Typtage entwickelt, die in Summe ein komplettes Jahr widerspiegeln können. 
Für das Clustern von Zeitreihen in LICOES-Europe wird wie in (Nahmmacher et al. 2016) auf das hierar-
chische Clustern nach (Ward 1963) zurückgegriffen. Im Gegensatz zu (Nahmmacher et al. 2016) wer-
den allerdings nicht die expliziten Wetterdaten als Windgeschwindigkeit, Solarstrahlung und Außen-
temperatur einbezogen, sondern die daraus bereits abgeleiteten Zeitreihen der Verfügbarkeits- bzw. 
Auslastungsfaktoren. Vor allem wird anstelle der Temperatur der Auslastungsfaktor der Fernwärme-
nachfrage verwendet. 
Es werden somit folgende länderspezifischen Zeitreihen für LICOES-Europe dem Clusteralgorithmus 
unterzogen: 
                                                                                 
30 Die Erläuterungen in diesem Abschnitt fassen die einzelnen Rechenschritte der Clustermethode lediglich über-
blicksweise zusammen. Für die detaillierte Herangehensweise wird auf (Nahmmacher et al. 2016) verwiesen. 
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• stündliche Nettostromnachfrage 
• Verfügbarkeitsfaktoren der Einspeisung von Wind- (onshore und offshore) und So-
larenergieanlagen sowie der Laufwasserkraftwerke 
• Auslastungsfaktor der Fernwärmenachfrage 
Zur Normierung (vgl. Schritt 1 in (Nahmmacher et al. 2016)) wird lediglich die stündliche Stromnach-
frage anhand der Jahreshöchstlast in eine normierte Zeitreihe mit Werten zwischen 0 und 1 umgewan-
delt. Alle weiteren Zeitreihen liegen bereits normiert vor. 
Anschließend wird der Clusteralgorithmus angewendet. Dabei werden die historischen Zeitreihen in 
einzelne Vektoren 𝑉𝑑 unterteilt, die jeweils die Werte eines Tages 𝑑 beinhalten. Zwischen den einzel-
nen Tagesvektoren wird auf Basis der euklidischen Distanz eine Distanzmatrix erstellt (Gleichung (139), 
die Gleichung (2) in (Nahmmacher et al. 2016) entspricht), die den Werteabstand zwischen den einzel-
nen Tagen abbildet. Der Clusteralgorithmus nach (Ward 1963) in der Zielfunktion (140), die Gleichung 
(1) in (Nahmmacher et al. 2016) entspricht, vergleicht nun die Distanzen zwischen den Vektoren und 
fasst ähnliche Tage – Kriterium hierfür ist die kleinste quadratische Euklidische Distanz – iterativ zu ei-
nem Cluster zusammen. Das Cluster wird für den nächsten Iterationsschritt durch den Vektor 𝑉𝑐𝑙
∗  re-
präsentiert. Die Iteration wird so lange wiederholt bis die gewünschte Anzahl an Clustern erreicht ist 
oder alle Tage in einem Cluster - ergo in einem einzigen repräsentativen Typtag – zusammengefasst 
sind.  
 𝑑𝑖𝑠𝑡𝑑1,𝑑2 = ‖𝑉𝑑1 − 𝑉𝑑2‖ (139) 




Die Clusteranzahl wird auf sieben festgelegt, die Cluster enthalten hier allerdings jeweils 24 statt der 
acht Stundenschritte in (Nahmmacher et al. 2016). Die 8.760 Stunden eines Jahres werden somit durch 
168 Stunden repräsentiert. Auch die Auswahl des repräsentativen Tages je Cluster wird übernommen. 
Hierbei wird nicht der durchschnittliche Vektor ?̅?𝑐𝑙  je Cluster (Gleichung (141), die Gleichung (3) in 
(Nahmmacher et al. 2016) entspricht) verwendet, sondern jener historischer Tagesvektor 𝑉𝑑 im Clus-
ter, der dem Mittelvektor am nächsten kommt (Gleichung (142) bzw. Gleichung (8) in (Nahmmacher 
et al. 2016)). Der Parameter 𝜔𝑡 in Gleichung (143) gibt die Länge eines Typtages bzw. die Häufigkeit 
der repräsentierten Stunde 𝑡 wieder, die der Anzahl der in einem Cluster enthaltenen Tage entspricht. 
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 𝑉𝑐𝑙
′ ∈ arg min
𝑑∈𝐷𝑐𝑙
‖?̅?𝑐𝑙 − 𝑉𝑑‖ (142) 
 𝜔𝑡 = 𝜔𝑐𝑙 = 𝑛(𝐷𝑐𝑙) (143) 
In Abbildung 30 ist das Dendrogramm des Clusterverfahrens abgebildet, das darstellt, wie die 365 Tage 
in sieben Typtage zusammengefasst werden. 
 
Abbildung 30: Dendrogramm mit sieben Clustern (rot umrandet) (Quelle: eigene Darstellung) 
Würde man die Typtages- bzw. Typstunden-Zeitreihenwerte 𝑣𝑡,𝑐𝑙,𝑡𝑠
′  mit dem Faktor 𝜔𝑡 erneut komplett 
auf 8.760 Stunden ausrollen und diesen vollständigen Jahresvektor je Zeitreihe mit den historischen 
Zeitreihenwerten 𝑣𝑡,𝑑,𝑡𝑠 vergleichen, ist nicht gesichert, dass die Jahressumme bzw. der Jahresmittel-
wert dieser Zeitreihe exakt übereinstimmen. Um Berechnungsfehler zu vermeiden, werden die Clus-
tertage mit dem Faktor 𝑓𝑡𝑠
𝐶𝑙,𝑠𝑘𝑎𝑙multipliziert (Gleichungen (144) und (145), die den Gleichungen (10) 
und (11) in (Nahmmacher et al. 2016) entsprechen). Es resultieren die skalierten Werte 𝑣𝑡,𝑐𝑙,𝑡𝑠
∗  je Zeit-
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bleibt. Die programmtechnische Umsetzung sorgt analog zu (Nahmmacher et al. 2016) zusätzlich da-
für, dass der Maximalwert nicht überschritten wird und die weiteren Werte der Zeitreihe falls nötig 











′  (145) 
Diese Reskalierung wird nicht nur mit den o. g. im Clusteralgorithmus einbezogenen Zeitreihen vollzo-
gen, sondern es werden auch alle weiteren stündlich aufgelösten Zeitreihen (Speicherwassernaturzu-
fluss, Fernwärmenachfragekurven, Verfügbarkeiten der Kraftwerke etc.) durch den entsprechenden 
Vektor 𝑉𝑐𝑙
′  in Form von Typtagen berücksichtigt. Das bedeutet, dass diese Zeitreihen ebenso zu reska-
lieren sind, um den korrekten Mittelwert der historischen Zeitreihe zu treffen. 
4.13 Softwaretechnische Implementierung 
Nach der detaillierten mathematischen Beschreibung des Modells und der Methodik zur Erstellung der 
notwendigen Zeitreihen wird im Folgenden auf die software- bzw. programmiertechnische Umsetzung 
eingegangen. 
Die Modellgleichungen sind in der Programmiersprache GAMS31 verfasst. Sämtliche Modelleingangs-
daten wurden in Microsoft Excel aufbereitet. Die Zeitreihen wurden anschließend in die Program-
mierumgebung RStudio32 überführt. Dort wurde das Clustern der Zeitreihen durchgeführt, was in der 
Programmiersprache R umgesetzt wurde33. Die geclusterten Zeitreihen wurden anschließend zurück 
in Excel überführt und manuell gemeinsam mit den anderen Modelldaten über das Tool „xls2gms“ an 
GAMS weitergegeben. In GAMS werden die Daten so aufbereitet, dass sie durch das Modell und den 
Solver cplex von IBM verarbeitet werden können. Dabei wird im Falle von LICOES-Central und LICOES-
Decentral das Optimierungsproblem über alle Zeitschritte (Stunden und Jahre) hinweg auf einmal ge-
löst. Einzig im Modellteil LICOES-Market wird eine konsekutive Optimierung der einzelnen Modelljahre 
vorgenommen, um Rechenzeit zu sparen. Die unterjährigen Zeitschritte (Stunden) können hier wie die 
Jahresschritte ebenso in frei wählbarer Anzahl auf einmal optimiert werden. Im Falle der Verwendung 
von Typtagen ist dies allerdings nicht nötig, sodass hier alle 168 Typstunden eines Modelljahres in ei-
nem Rechenschritt gelöst werden können. Wird allerdings via LICOES-Market ein komplettes Jahr mit 
                                                                                 
31 GAMS – Generic Algebraic Modelling System. Nähere Ausführungen zu GAMS finden sich auf www.gams.com.  
32 Weitergehende Informationen zu RStudio sind unter www.rstudio.com zu finden. 
33 Die Erstellung des Programmcodes in der Programmiersprache R erfolgte durch Ingo Moroni. 
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8.760 Stunden gerechnet, ist es mangels Rechenkapazität notwendig die Jahresstunden in mindestens 
12 Optimierungsschritte zu unterteilen. Bei jedem Optimierungsschritt können somit maximal 
730 Stunden auf einmal optimiert werden. Wie in Abbildung 31 zu sehen ist, werden die Endwerte 
eines unterjährigen Optimierungsschrittes als Startwerte für den nächsten Optimierungsschritt über-
nommen, um den intertemporalen Dependenzen zu entsprechen. 
 
Abbildung 31: Schematische Darstellung des rollierenden Horizonts in LICOES-Europe (Quelle: eigene Darstel-
lung) 
Nachdem der letzte Optimierungsschritt vollzogen ist, werden sämtliche Ergebnisse in einer gdx-Datei 
gespeichert und ausgewählte Ergebnisse nach Aufbereitung in GAMS zur weiteren Auswertung über 
csv-Dateien wieder an Excel zurückgegeben. 
Für die Durchführung der Modellrechnungen standen dem Autor eigene Computerhardware sowie das 
Big-Data-Center des Fraunhofer IMW zur Verfügung. Dort konnten die Ressourcen für drei virtuelle 
Maschinen mit jeweils neun virtuellen Prozessoren sowie einmal 96 GB und zweimal 48 GB Arbeits-
speicher genutzt werden. 
4.14 Modellvalidierung 
Um die Validität und Robustheit des Modells LICOES-Europe zu überprüfen, wurden relevante Model-
lergebnisse mit historischen Werten des Jahres 2011 verglichen. Hierfür wurde LICOES-Europe anhand 
der verfügbaren fundamentalen Modelldaten verwendet, um in einem ersten Schritt alle 8.760 Stun-
den des Jahres 2011 zu modellieren. Anschließend wurde die Optimierung mit den sieben Typtagen 
bzw. 168 Typstunden wiederholt. Die Berechnungen wurde mit dem Modellteil LICOES-Market durch-
geführt. Hierfür wurde der aggregierte historische Kraftwerkspark des Jahres 2011 exogen vorgege-
ben. Die modellendogene Kapazitätsentwicklung blieb somit unberücksichtigt.  
Startwert ii1 ii2 ii3 ii4 ii5 ii6 ii7 ii8 ii9 ii10 ii11 … ii168 Startwert ii1 … ii168 … …
Startwert ii1 ii2 … ii730 ii731 … ii1460 ii1461 … ii2920 ii2921 … ii8760
Startwert ii1 … ii8760
… …
t0 t1 t2 … t730 t0 t1 …
t0 t1 … t730 … …
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Ausgehend von einem Vergleich des historischen mit dem für das Modell aggregierten fossil-thermi-
schen Kraftwerkspark, werden im nächsten Abschnitt die Ergebnisse des Vergleichs mit der Realität 
erläutert. 
4.14.1 Merit-Order des fossil-thermischen Kraftwerksparks 
In der nachfolgenden Abbildung 32 sind die Verläufe der Merit-Order-Kurven für Deutschland (links) 
und Europa (rechts) vergleichend abgebildet. Dabei ist auffällig, dass die Aggregation der 1.631 einzel-
nen Kraftwerksblöcke zu 255 Kraftwerken und Kraftwerksaggregaten nur geringfügige Abweichungen 
von der detaillierten Merit-Order hervorrufen. Für Deutschland verläuft die aggregierte Merit-Order-
Kurve etwas stufenförmiger. Dadurch ergeben sich geringe Differenzen im Bereich zwischen 65 GW 
und 90 GW. Hierbei handelt es sich um den Spitzenlastbereich. Betrachtet man die europäische Merit-
Order, so ist erkennbar, dass die Unterschiede zwischen der detaillierten blockscharfen und der aggre-
gierten Abbildung verschwimmen. Auch hier ergeben sich die größten Differenzen im hinteren Bereich, 
in dem die Merit-Order-Kurve stärker ansteigt. 
 
Abbildung 32: Merit-Order-Kurve des fossil-thermischen Kraftwerksparks für Deutschland (links) und Europa 
(rechts) im Jahr 2011 (Quellen: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (Bundesamt für Energie 2014; Energy 
Brainpool 2009; Ess et al. 2012; EURELECTRIC 2011; S&P Global Platts 2016)) 
Aus dieser statischen Betrachtung der variablen Kosten heraus lässt sich aber nicht vollständig auf die 
Mengen- und Preiseffekte der Kraftwerksparkaggregation schließen. Auch die sich verändernde Durch-
mischung der unterschiedlichen Technologien, insbesondere zwischen Steinkohle- und Erdgaskraft-
werken kann eine nicht zu unterschätzende Wirkung auf den Kraftwerks-Dispatch und vor allem auf 
die berechneten CO2-Emissionen haben. In Abbildung 33 sind die Merit-Order-Kurven blockscharf 
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(links) sowie aggregiert (rechts) nach Brennstoffen dargestellt. Wie zu erkennen ist, haben einige Erd-
gaskraftwerke in der detaillierten Merit-Order-Kurve einzelne Steinkohlekraftwerke verdrängt. In der 
aggregierten Betrachtung ist diese Verdrängung nicht erkennbar. Hier sortieren sich die Kraftwerks-
technologien durch die Durchschnittsbetrachtung vollständig nach Brennstoffen. Durch die daraus fol-
gende zu erwartende erhöhte Benutzung der Steinkohlekraftwerke im Vergleich zu den Erdgaskraft-
werken ist damit zu rechnen, dass die berechneten CO2-Emissionen höher liegen werden als die histo-
rischen. 
 
Abbildung 33: Blockscharfe (links) und aggregierte (rechts) Merit-Order-Kurve nach Brennstoffen für Deutsch-
land im Jahr 2011 (Quellen: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (Bundesamt für Energie 2014; Energy 
Brainpool 2009; Ess et al. 2012; EURELECTRIC 2011; S&P Global Platts 2016)) 
4.14.2 Zeitreihenvergleich 
Wie in Kapitel 4.12.4 beschrieben, werden in LICOES-Europe als untergeordnete Zeitschritte nicht 
8.760 Stunden je Modelljahr, sondern lediglich 168 Stunden auf Basis von sieben repräsentativen Typ-
tagen modelliert. Nachfolgend werden einzelne relevante Zeitreihen auf ihre Übereinstimmung mit 
ihrem nicht-geclusterten Pendant überprüft. 
Der Vergleich zwischen der geclusterten und der historischen stündlichen Nettostromnachfrage, der 
stündlichen Verfügbarkeitsfaktoren der Einspeisung aus Solar- und Windenergieanlagen (onshore) so-
wie der Residuallast für 2011 ist in Abbildung 34 jeweils als Jahresdauerlinie dargestellt. Die Grafiken 
zeigen allesamt eine gute Übereinstimmung der geclusterten Zeitreihe mit der originalen in 8.760-
stündlicher Auflösung. Insbesondere die Nettolast- und die Solarzeitreihe werden gut getroffen. Ein 
differenziertes Bild ergibt sich bei der Windenergie. Hier kann die geclusterte Zeitreihe den histori-
schen Verlauf nur ansatzweise widerspiegeln. Betrachtet man allerdings die aus den drei genannten 
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Zeitreihen berechnete Residuallast für 2011, so zeigt sich, dass sich der Fehler bei der Windenergie 
insgesamt ausmittelt und auch hier der Verlauf der historischen Zeitreihe nachgebildet werden kann. 
Durch das Clustern der Zeitreihe und der damit verbundenen Auswahl des repräsentativen Typtages, 
der dem Mittelwert des Clusters am nächsten kommt, können die absoluten Extremtage bzw. -stunden 
mit den über das Jahr gesehen höchsten und niedrigsten Zeitreihenwerten nicht abgebildet werden. 
Zwischen der minimalen und maximalen originalen und der geclusterten Residuallast für Deutschland 
ergibt sich somit eine Differenz von jeweils etwa 10 GW, die bei der Interpretation der Modellergeb-
nisse zu beachten ist. Dies ist relevant für die absolute Größe des Kraftwerksparks, jedoch nicht im 
Szenariovergleich.34 Die in Abbildung 34 dargestellten Kurvenverläufe und somit die Abweichungen 
der geclusterten Zeitreihen von den nicht-geclusterten historischen Verläufen sind denen in 
(Nahmmacher et al. 2016, Abbildung 3) sehr ähnlich. Auch dort wird die Jahreshöchstlast verfehlt – 
wobei die Autoren auf eine Darstellung der Residuallast verzichten. 
 
Abbildung 34: Jahresdauerlinien der Nettolast, der Onshore-Wind- und Solarenergieeinspeisung sowie der Re-
siduallast als Vergleich zwischen der stündlichen und der geclusterten Zeitreihe für Deutschland im Jahr 2011 
(Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten aus (Europäische Kommission 2017) und (ENTSO-E 2015b)) 
4.14.3 Mengenvergleich 
Die Stromerzeugung nach Brennstoffen im Vergleich der Modellergebnisse auf Basis der geclusterten 
und nicht-geclusterten Zeitreihen mit den historischen Werten aus (AGEB 2014) ist in Abbildung 35 
                                                                                 
34 Zur Kritik an dieser Problematik siehe Kapitel 4.15. 
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dargestellt. In der Gegenüberstellung fällt auf, dass die Jahressumme der Stromerzeugung aus Kern-
energie durch das Modell sehr gut getroffen wird. Allerdings wird die Stromerzeugung aus Kohlekraft-
werken erwartungsgemäß um jeweils +15 TWh überschätzt, während die Stromerzeugung aus Erdgas-
kraftwerken um etwa drei Fünftel unterschätzt wird. Die Ursache hierfür liegt zum einen in der im 
Vergleich zur Realität höheren Anlagenflexibilität des linearen Modells und zum anderen in der Aggre-
gation des thermischen Kraftwerksparks (vgl. Kapitel 4.14.1). Darüber hinaus ist in den Modellwerten 
die Erzeugung aus dezentrale fossilen Must-Run-Anlagen und die Produktion aus dem Abruf von Re-
gelenergie nicht enthalten. Insgesamt wird die Höhe der gesamten Jahresstromproduktion des ther-
mischen Kraftwerksparks gut getroffen. Durch das Clustern der Zeitreihen entsteht keine nennens-
werte zusätzliche Abweichung der Modellergebnisse. Die Strommengen im Vergleich zwischen der 
stündlichen Modellierung des kompletten Jahres und der Modellierung auf Basis der Typtage unter-
scheiden sich nur geringfügig, was für einen hohen Informationsgehalt der geclusterten Zeitreihen 
spricht. 
 
Abbildung 35: Stromerzeugung in Deutschland 2011: Vergleich zwischen den historischen Werten und den 
Modellergebnissen (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (AGEB 2014)) 
Die CO2-Emissionen des thermischen Kraftwerksparks in Deutschland werden in Summe lediglich leicht 
überschätzt (Abbildung 36). Durch die höheren spezifischen Emissionen der Braun- und der Steinkohle 
fällt hier die Differenz zu den historischen Werten deutlich höher aus. Die Braunkohleemissionen wer-
den um etwa 5,6 % und die Steinkohleemissionen um ca. 15 % überschätzt, während die Erdgasemis-
sionen bedingt durch die geringere Stromproduktion nur etwa halb so hoch liegen. Auch hier unter-
scheiden sich die Ergebnisse der Modellierung mit geclusterten Zeitreihen nur geringfügig von denen 
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Abbildung 36: CO2-Emissionen der Stromerzeugung in Deutschland im Jahr 2011: Vergleich zwischen den his-
torischen Werten und den Modellergebnissen (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von 
(Umweltbundesamt 2014)) 
Betrachtet man die Jahressumme des Stromaußenhandels in Abbildung 37, so ist ersichtlich dass vor 
allem die Exporte modellseitig höher liegen als die historischen Werte aus (AGEB 2014). Die Ursachen 
hierfür liegen analog zu den Abweichungen bei der Stromerzeugung maßgeblich in der Aggregation 
des Kraftwerksparks, die dazu führt, dass in einigen Stunden des Jahres in einem bestimmten Residu-
allastbereich der deutsche Kraftwerkspark kostengünstiger Strom erzeugen kann, als die Kraftwerke 
im Ausland. In der Folge verdreifacht sich der Exportsaldo. Im Modell mit geclusterten Zeitreihen ver-
fünffacht sich der Exportsaldo sogar. Ursache ist vor allem die hierfür leicht veränderte Speichermo-
dellierung (vgl. Kapitel 4.5.2). 
 
Abbildung 37: Stromaußenhandel für Deutschland im Jahr 2011: Vergleich zwischen den historischen Werten 
und den Modellergebnissen (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (AGEB 2014)) 
4.14.4 Preisvergleich 
In Tabelle 19 sind die modellierten Day-Ahead-Spotmarktpreise für Deutschland im Jahr 2011 sowohl 
auf Basis der nicht-geclusterten als auch der Typtag-Zeitreihen den historischen Preisen an der Strom-
börse EPEX-Spot gegenübergestellt. Im Mittel (base) wird der historische Wert von 51,12 €/MWh 
durch das Modell um 0,87 €/MWh leicht unterschätzt. Dies lässt sich vor allem auf die Peak-Stunden 














































 Das Dispatch- und Investitionsmodell LICOES-Europe 133 
der Aggregation des Kraftwerksparks, durch welche die Merit-Order im Bereich zwischen 70 GW und 
80 GW – also dem Spitzenlastbereich in Deutschland – nach unten abweicht (vgl. Abbildung 32). Dar-
über hinaus können die historischen Peak-Preise teilweise durch Mark-ups zustande gekommen sein, 
die von der rein grenzkostenbasierten Preissetzung in LICOES-Europe nicht abgebildet werden. Des 
Weiteren werden die Brennstoff- und CO2-Preise in LICOES-Europe als über das Jahr konstant ange-
nommen. In der Realität steigen allerdings die Brennstoffpreise, insbesondere für Erdgas bei hoher 
Nachfrage zeitweise an, was die Grenzkosten der Spitzenlastkraftwerke im Vergleich zum Jahresdurch-
schnitt und somit die Peak-Preise steigen lässt.   
Tabelle 19: Vergleich der historischen und modellierten Day-Ahead-Spotmarktpreise für Deutschland 2011 
(Quelle: eigene Berechnung auf Basis der Daten von (energinet.dk 2017)) 
 Einheit EPEX Spot 2011 LICOES 8760h LICOES 168h 
Minimum [€/MWh] –36,82 –14,40 0,00 
Maximum [€/MWh] 117,49 79,92 82,40 
Base [€/MWh] 51,12 50,26 51,21 
Peak [€/MWh] 61,06 59,04 56,79 










Im Falle der geclusterten Zeitreihen fällt die Abweichung trotz des Verwischens der Peak-Stunden mit 
+0,09 €/MWh geringer aus. Das absolute Maximum liegt mit 82,40 €/MWh näher am historischen 
Wert von 117,49 €/MWh. Umgekehrt ist es beim absoluten Minimum. Hier wird der historische Wert 
von –36,82 €/MWh weder durch das stündlich aufgelöste Modell (–14,40 €/MWh) noch durch das Typ-
tag-Modell (0,00 €/MWh) erreicht. Die Aggregation des Kraftwerksparks hat also auf das Verfehlen der 
Peak-Preise einen größeren Effekt als die geclusterten Zeitreihen, die wiederum allein ursächlich für 
die zu hohen Minimal-Preise sind. 
Die Abweichungen der Preiszeitreihen im Jahresvergleich fallen dennoch vergleichsweise gering aus. 
Bei Verwendung der stündlichen Zeitreihen beträgt der durchschnittliche Fehler (mean absolute error 
(MAE)) lediglich 5,55 und die Wurzel aus dem quadratischen Fehler (root-mean-square error (RMSE)) 
7,5. Insgesamt wird ein Korrelationskoeffizient (R²) von 0,841 erreicht. Trotz der Auflösung der origi-
nalen Zeitreihen in geclusterte Zeitreihen mit einer Länge von 168 Stunden hält sich im Typtag-Modell 
der zusätzliche Fehler mit einem MAE von 8,22 und einem RMSE von 11,57 in Grenzen.  
In den skizzierten Jahresdauerlinien in Abbildung 38 werden die Abweichungen zwischen den einzel-
nen Day-Ahead-Spotmarkt-Preiszeitreihen noch einmal deutlich. Die stundenscharfe Modellierung in 
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LICOES (links) unterschätzt vor allem die Preise zwischen ab 60 €/MWh leicht. Die Typtag-Modellierung 
(rechts) weicht sowohl bei hohen als auch niedrigen Spotmarktpreisen methodikbedingt stärker ab. 
 
Abbildung 38: Jahresdauerlinien der historischen und modellierten Day-Ahead-Spotmarktpreise für Deutsch-
land im Jahr 2011 (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (energinet.dk 2017)) 
In Abbildung 39 sind die Spotmarktpreise des Jahres 2011 als sog. Typwochen für das Gesamtjahr bzw. 
für die einzelnen Jahreszeiten dargestellt.  
 
Abbildung 39: Day-Ahead-Spotmarktpreise in Deutschland als Typwoche für das Jahr 2011: Vergleich zwischen 
den historischen Werten und den Modellergebnissen (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von 
(energinet.dk 2017)) 
Hier ist ersichtlich, dass die Abweichung im Maximum durch das Nichterreichen der Abendpreisspitze 
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wird. Positiv zu erwähnen ist, dass generell die Preistäler und vor allem die Wochenenden (Stunde 120 
bis 168) durch das Modell im Mittel sehr gut getroffen werden. 
4.15 Modellkritik  
Wie in Kapitel 4.2 erläutert, kann es durch die angewandte Modellreduktion aus dem Weglassen und 
der Reduktion der Modellauflösung zu Verzerrungen der Modellergebnisse kommen, die zu einer re-
levanten Abweichung vom realen Zustand des modellierten Systems führen könnten. 
Im Hinblick auf die Modellierung des Stromsystems spielen vor allem die folgenden Problemfelder eine 
entscheidende Rolle: 
1. die Nichtberücksichtigung einzelner Technologien, die sowohl auf der Angebots- als auch auf 
der Nachfrageseite zukünftig größere Potenziale entwickeln und dadurch signifikanten Einfluss 
auf die Modellergebnisse nehmen könnten, 
2. das Weglassen einzelner Modellregionen, wodurch Wechselwirkungen zwischen diesen nicht 
abgebildet werden können, 
3. die Reduktion der zeitlichen Auflösung, wodurch seltene Ereignisse nicht einbezogen werden 
können. 
LICOES-Europe fokussiert in technologischer Sicht auf die Entwicklung des fossil-thermischen Kraft-
werks- und Speicherparks bei gegebenen Rahmenbedingungen. Problematisch könnte sein, dass der 
zukünftige Ausbau einzelner Technologien wie die EE, die Lastabwurfmaßnahmen oder auch der Netz-
ausbau nicht modell-endogen erfolgt, sondern exogen vorgegeben wird. Hierdurch wird die zukünftig 
zunehmend entstehende Konkurrenz zwischen den einzelnen Technologieklassen vernachlässigt, falls 
damit zu rechnen ist, dass der EE-Zubau irgendwann marktgetrieben erfolgt. Auch wenn dies heute 
nur äußerst selten der Fall ist, zeigen aktuelle Ergebnisse von Auktionen für Wind- und Solarenergie-
anlagen, dass zukünftig mit einem rein marktgetriebenen Ausbau zumindest in Teilen des für die Errei-
chung von Klimaschutzzielen notwendigen Zubaus gerechnet werden kann (vgl. (Huebler et al. 2017)). 
In LICOES-Europe wurde dem wachsenden ökonomischen Potenzial der Wind- und Sonnenenergienut-
zung dahingehend begegnet, dass ein optimistischer Ausbau dieser Technologien angenommen wurde 
(vgl. Kapitel 5.1.2). Durch eine Weiterentwicklung des Modells könnte der EE-Zubau zukünftig modell-
endogen abgebildet werden.  
Neben den EE befinden sich weitere – insbesondere dezentrale – Technologien in der Entwicklung, Er-
probung oder bereits im Markt, die zukünftig eine größere Rolle im Stromsystem übernehmen könn-
ten, in LICOES-Europe jedoch aufgrund fehlender Daten und zur Reduzierung des Rechenaufwandes 
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nicht berücksichtigt werden. Dazu gehören Notstromaggregate, Brennstoffzellen, alternative Speicher-
technologien (z. B. Druckluft, Redox-Flow) und vor allem Nachfrageprozesse, die Flexibilität im 
Stromsystem bereitstellen können oder das teilweise bereits heute tun (vgl. (r2b energy consulting 
2014)). Die Höhe der technischen und ökonomischen Potenziale insbesondere der Speichertechnolo-
gien und DSR-Prozesse ist derzeit insbesondere in der Diskussion um die Notwendigkeit von Kapazi-
tätsmärkten nicht unumstritten (vgl. (Matthes et al. 2015)). Um hier die grundsätzlichen Potenziale 
einzubeziehen, werden Speichertechnologien wie erläutert in Form dreier typischer Technologien 
(Pumpspeicher, Batteriespeicher und P2G-Anlagen) modellendogen ausgebaut. Um der Kritik in 
(Matthes et al. 2015) Rechnung zu tragen, wird als Nachfrageflexibilität lediglich die Leistung der heute 
im Markt verfügbaren industriellen Lastabwurfmaßnahmen als konservative Annahme exogen vorge-
geben. Auch hier können durch eine Weiterentwicklung des Modells die absehbaren technischen Po-
tenziale modellendogen berücksichtigt werden. 
Die technologische Kopplung des Stromsystems mit weiteren Sektoren (Wärme, Mobilität) wird eben-
falls aus Ressourcengründen in LICOES-Europe lediglich teilweise abgebildet. Das Modell konzentriert 
sich insbesondere auf die Fernwärmeversorgung, die über KWK-Anlagen und P2H-Anlagen mit dem 
Stromsystem verbunden ist. Die zu erwartenden Effekte aus der absehbaren Elektrifizierung des öf-
fentlichen Personennahverkehrs bzw. des motorisierten Individualverkehrs und der Wärmeversorgung 
sowie die daraus resultierende Stromnachfrage sind derzeit noch sehr unsicher (vgl. (Kirchner et al. 
2016; Leopoldina et al. 2017; Quaschning 2016; Sterner 2016)). Auch um Überlagerungseffekte bei der 
Interpretation der Modellergebnisse zu reduzieren, werden diese in LICOES-Europe daher nicht abge-
bildet.  
Die Entwicklung der Fernwärmenachfrage und der Wärmehöchstlast in Europa ist derzeit nicht abseh-
bar, da diese einerseits von Effizienzmaßnahmen im Gebäudebereich abhängig ist, was zur Verbrauchs-
reduktion führt und andererseits insgesamt Effizienzsteigerungen durch die KWK selbst erwartet wer-
den, weswegen sie weiter ausgebaut werden könnte. Modellseitig wird daher von einer konstanten 
Entwicklung der Fernwärmenachfrage ausgegangen. Da notwendige Daten zur Fernwärmenachfrage 
insbesondere für ausländische Modellregionen nicht in angemessener Qualität vorliegen, wird dies im 
Modell aus Relevanz-, Kapazitäts- und Vereinfachungsgründen über die konstante Entwicklung der in-
stallierten KWK-Fernwärmeleistung realisiert. Mit zunehmender Dekarbonisierung bzw. Weiterent-
wicklung von Technologien zur alternativen Fernwärmeproduktion (z. B. Wärmepumpen, P2H-Anla-
gen, Wärmespeicher) ist diese Annahme perspektivisch problematisch, da die Konkurrenzeffekte in 
LICOES-Europe (noch) nicht berücksichtigt werden können. Die Modellweiterentwicklung wird sich 
auch hierauf konzentrieren. 
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LICOES-Europe bildet die Kernmärkte im europäischen Stromsystem ab. Einzelne Märkte in Randlagen 
der EU wie Irland, Kroatien, Rumänien, Bulgarien, Griechenland und das Baltikum werden aus Ressour-
cengründen derzeit nicht in die Modellbetrachtung einbezogen. Dadurch können Wechselwirkungen 
des Stromaustausches dieser Länder mit den im Modell abgebildeten Regionen nicht berücksichtigt 
werden, was die Modellergebnisse verzerrt. Da es sich bei den nicht modellierten Ländern im Vergleich 
zum restlichen Gesamtsystem allerdings um Regionen mit geringer Stromnachfrage und kleinem Kraft-
werkspark handelt, kann davon ausgegangen werden, dass der Verzerrungseffekt lediglich geringen 
Einfluss auf die Modellgüte hat. 
Regelleistungspreise basieren in der Realität auf Opportunitätskosten aus einer durch die Vorhaltung 
veränderten Fahrweise des Kraftwerks (Müsgens et al. 2011). Auch strategisches Bietverhalten spielt 
hierbei eine nicht unwesentliche Rolle. Beides wird in LICOES-Europe nicht abgebildet. Als Regelleis-
tungspreise werden je Reserveart lediglich die grenzkostenbasierten Schattenpreise aus der Zielfunk-
tion abgeleitet. Im Modell wird somit nur die Steigerung der Gesamtkosten durch die Vorhaltung von 
Regelleistung als Marktpreis ausgewiesen. Diese sind häufig null, weil Kraftwerke ohnehin Strom pro-
duzieren und Regelleistung als kostenfreies Nebenprodukt vorhalten können. Die Grenzkosten der Re-
gelleistungsvorhaltung sind also per se geringer als deren Opportunitätskosten aus entgangenen Erlö-
sen im Spotmarkt. Die Schattenpreise erreichen somit nicht die Höhe der historischen Preise oder die 
mit opportunitätskostenbasierten Modellen ermittelten Preise. Folglich können die Schattenpreise nur 
eine ökonomische Untergrenze der realen Marktpreise wiedergeben. Dementsprechend geringer fal-
len Marktkosten für Verbraucher und Produzentenrenten in diesem Marktsegment aus. 
Einen wahrscheinlich höheren Einfluss hat der Informationsverlust durch das Clustern der im Modell 
verwendeten Zeitreihen und durch die Aggregation des Kraftwerksparks. Das Clustern der Zeitreihen 
führt dazu, dass einzelne seltene Ereignisse nicht berücksichtigt werden können. Im Bereich der Strom-
nachfrage wird durch das Clustern die im zugrundeliegenden Wetterjahr auftretende Jahreshöchstlast 
nicht getroffen. Da hiervon modellseitig die Größe des Kraftwerksparks abhängt, wird dieser im Modell 
generell etwas zu klein geschätzt. Dies ist allerdings lediglich relevant bei der Interpretation der abso-
luten Größe des Kraftwerksparks in einem singulären Szenario. In der relativen Betrachtung innerhalb 
eines Vergleichs mehrerer Szenarien wie in dieser Analyse hebt sich der Schätzfehler auf, da er in allen 
Szenarien gleichermaßen auftritt. Für die Betrachtung der Wirtschaftlichkeitseffekte ist außerdem re-
levanter, ob die Marktpreise im Mittel getroffen werden können. 
Wie in Kapitel 4.14 beschrieben, kommt es durch die Zusammenfassung des Kraftwerksparks in Tech-
nologieaggregate zu einer veränderten Merit-Order, die zu einer anderen Ausnutzung der verwende-
ten Brennstoffe führt. Dies betrifft allerdings lediglich den historischen Startkraftwerkspark. Durch des-
sen allmähliche alters- und wirtschaftlichkeitsbedingte Stilllegung sinkt der Verzerrungseffekt über den 
 Das Dispatch- und Investitionsmodell LICOES-Europe 138 
Modellhorizont stark ab. Darüber hinaus wurde der Verzerrungseffekt für den deutschen Kraftwerks-
park dadurch reduziert, dass die KWK-Anlagen in den 30 größten deutschen Fernwärmesystemen wei-
terhin blockscharf modelliert werden. 
Die ökonomischen Effekte ausgewählter Kapazitätsmechanismen im deutschen und europäischen 
Strommarkt werden mittels einer Szenarioanalyse untersucht. Die Szenarien unterscheiden sich ledig-
lich im Vorhandensein und in der Ausgestaltung eines Kapazitätsmechanismus. Da die weiteren Mo-
dellannahmen – ceteris paribus – nicht variiert werden, entstehen in allen Szenarien die gleichen mo-
dellbedingten Verzerrungen und Abweichungen. In der Differenzbetrachtung der Szenarien können 
die Fehler folglich vernachlässigt werden.  
4.16 Zwischenfazit 
In diesem Kapitel wurde das zur Untersuchung der Forschungsfrage erstellte europäische Strommarkt-
modell LICOES-Europe detailliert beschrieben, allgemeine Modelleingangsdaten sowie deren Aufbe-
reitung präsentiert und die grundsätzliche Herangehensweise – insbesondere die Modellitera-
tion – sowie die softwaretechnische Umsetzung erläutert. Das Modell wurde mit der historischen 
Marktsituation im deutschen Day-Ahead-Spotmarkt im Jahre 2011 verglichen. LICOES-Europe weist in 
zentralen Vergleichsgrößen wie dem Day-Ahead-Spotmarktpreis, der Stromproduktion und dem 
Stromaustausch eine hohe Übereinstimmung mit den historischen Werten auf. Anschließend wurden 
fehlende Modellelemente und weitere kritische Bestandteile der Modellierung diskutiert. Zusammen-
fassend lässt sich festhalten, dass das Modell trotz Schwächen in einzelnen Bereichen dazu geeignet 
ist, die Forschungsfrage umfassend und detailliert zu beantworten. 
 
5 Szenarioanalyse 
Im Rahmen der vorliegenden Modellanalyse für die Stützjahre 2020, 2030, 2040 und 2050 werden 
insgesamt vier Szenarien mit unterschiedlich ausgeprägten Kapazitätsmechanismen einem Basissze-
nario ohne Kapazitätsmechanismus gegenübergestellt. Die Szenarien unterscheiden sich lediglich in 
der Frage des Kapazitätsmechanismus. Sämtliche weiteren Modellprämissen sind identisch. 
Ausgehend von der Präsentation der wichtigsten energiewirtschaftlichen Rahmenannahmen werden 
nachfolgend die untersuchten Szenarien beschrieben. 
5.1 Energiewirtschaftlicher Rahmen 
Nachfolgend werden die verwendeten Prämissen zur jährlichen Stromnachfrage je untersuchtem 
Land, die Annahmen zur installierten EE- und weiteren dezentralen Must-Run-Erzeugung sowie die 
unterstellte Entwicklung der Brennstoff- und CO2-Preise aufgeführt. 
5.1.1 Entwicklung der Stromnachfrage 
Die Entwicklung der Stromnachfrage, die von einem nur geringen Wachstum ausgeht, ist in Abbildung 
40 dargestellt. Diese basiert auf der annahmegemäßen Weiterentwicklung der historischen Strom-
nachfrage aus dem Jahr 2011, das als Wetterjahr für die Modellrechnungen zugrunde liegt. Etwa 60 % 
der Stromnachfrage entfällt auf die größten fünf größten Länder Deutschland, Frankreich, Großbritan-
nien, Italien und Spanien. Für Deutschland wurde analog zu (50Hertz Transmission et al. 2013) eine 
konstante Fortschreibung der Stromnachfrage in Höhe von 535 TWh angenommen. Die jährliche Nach-
frage der ostmitteleuropäischen Länder Polen, Tschechien, Slowakei, Slowenien und Ungarn steigt per 
Annahme zwischen 2015 und 2050 linear um insgesamt 10 %. Für die restlichen untersuchten Länder 
wurde eine Steigerung von 5 % angelegt. Ein zusätzlicher Aufwuchs der Stromnachfrage durch zukünf-
tige Wärme- und Mobilitätsanwendungen im Rahmen der Sektorkopplung (Elektromobilität, P2X etc.) 
bleibt aus Relevanz- und Vergleichsgründen in dieser Untersuchung, die eine konservative Entwicklung 
unterstellt, außen vor. Andere Untersuchungen erwarten hier ein deutliches Wachstum der Strom-
nachfrage (vgl. (Kirchner et al. 2016; Leopoldina et al. 2017; Quaschning 2016; Sterner 2016)).  
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Abbildung 40: Entwicklung der Stromnachfrage 2011–2050 (Quellen: (ENTSO-E 2015b), eigene Annahmen) 
5.1.2 Entwicklung der installierten erneuerbaren und dezentralen Must-
Run-Leistung 
Die in der Analyse verwendete Entwicklung der installierten EE-Leistung in Deutschland basiert auf 
dem aktuellen Ausbaustand sowie eigenen Annahmen in Anlehnung an den Entwurf zum Szenario-
rahmen für die Netzentwicklungspläne Strom 2030 (vgl. (50Hertz Transmission et al. 2016)). Die Werte 
für die anderen modellierten EU-Staaten entsprechen weitestgehend dem EU-Referenzszenario 2016 
(vgl. (Europäische Kommission 2016b)). Die Entwicklungen in Norwegen und der Schweiz basieren auf 
nationalen Ausbauszenarien (vgl. (Bundesamt für Energie & Prognos 2012; Statnett 2015)). Aufgrund 
der Kostenentwicklung der PV- und Windenergieanlagen wurde für diese Technologien außerhalb 
Deutschlands allerdings von einem um 10 % höheren Entwicklungspfad ausgegangen. 
2011 2020 2030 2040 2050
DKe 14 13 13 13 13
SI 13 14 14 15 15
DKw 20 19 19 20 20
SO 28 29 30 31 31
HU 39 40 41 43 44
PT 50 49 50 51 51
CH 50 50 51 51 52
AT 59 60 61 62 62
CZ 63 64 66 68 70
FI 84 83 84 85 87
BE 86 85 86 87 89
NL 111 107 108 110 111
NO 123 130 132 134 136
SE 139 137 139 140 142
PL 145 152 157 161 165
ES 255 265 268 272 276
IT 320 303 307 311 315
GB 307 331 336 340 345
FR 478 477 484 491 497
DE 535 535 535 535 535
Summe 2.907 2.943 2.981 3.020 3.058
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Zukünftiges Wachstum der erneuerbaren Stromerzeugung kommt fast ausschließlich aus der Wind- 
und Solarenergie, die in Deutschland und Europa für eine Verdopplung der installierten dezentralen 
Leistung sorgen. Die installierte Leistung der fossilen dezentralen Erzeuger (Industriekraftwerke, de-
zentrale BHKW, Müllverbrennungsanlagen etc.; vgl. Kapitel 4.6) im Jahre 2015 (vgl. (S&P Global Platts 
2016)) wird bis 2050 für alle Länder konstant fortgeschrieben. Abbildung 41 stellt den weiteren Ausbau 
der installierten Leistung der erneuerbaren und dezentralen Must-Run-Erzeuger in Deutschland und 
den modellierten Modellregionen35 insgesamt entsprechend dar. Die länderspezifischen Werte sind in 
Tabelle 27 in Anhang A.2 aufgeführt. 
 
Abbildung 41: Installierte Leistung der erneuerbaren und dezentralen Must-Run-Erzeuger in Deutschland 
(links) und Europa (rechts)  (Quelle: eigene Darstellung auf Basis eigener Annahmen und der Daten von (50Hertz 
Transmission et al. 2016; Bundesamt für Energie & Prognos 2012; Europäische Kommission 2016b; S&P Global 
Platts 2016; Statnett 2015)) 
5.1.3 Entwicklung der Brennstoff- und CO2-Zertifikatspreise 
Die Marktpreise von Erdgas, Rohöl und CO2-Zertifikaten für das Jahr 2020 basieren auf den jeweiligen 
Terminmarktnotierungen vom 08.09.2017. Für Importkohle waren noch keine Terminmarktpreise ver-
fügbar. Aufgrund des im Pariser Klimaabkommens vereinbarten Ziels, den „Anstieg der Erdtemperatur 
deutlich unter 2 °C“ (COP21 2015, Artikel 2, Abs. 1) zu halten, wurde als weiterer Entwicklungspfad von 
Erdgas-, Importkohle-, Öl- und CO2-Zertifikatpreisen das diesem Ziel nahe kommende 450-ppm-Szena-
rio aus dem World Energy Outlook 2015 der Internationalen Energieagentur gewählt (vgl. (IEA 2015)). 
Die Preise für Braunkohle wurden aus dem Entwurf zum Szenariorahmen für die Netzentwicklungs-
pläne Strom übernommen (vgl. (50Hertz Transmission et al. 2014). Die Preisannahmen sind in Tabelle 
20 abgebildet. Die Werte für 2050 wurden linear extrapoliert. 
                                                                                 
35 Nachfolgend wird für „alle Modellregionen“ die Bezeichnung „Europa“ verwendet, obwohl nicht alle europäi-
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Tabelle 20: Annahmen zur Entwicklung der Brennstoff- und CO2-Zertifikatpreise  (Quellen: (50Hertz 
Transmission et al. 2014; IEA 2015), eigene Annahmen) 
Commodity Einheit 2020 2030 2040 2050 
Uran €/MWhfuel 3,80 3,91 4,01 4,12 
Braunkohle €/MWhfuel 1,58 1,58 1,58 1,58 
Steinkohle €/MWhfuel 7,42 7,33 7,14 6,96 
Erdgas €/MWhfuel 16,63 25,37 24,02 22,67 
Heizöl (leicht) €/MWhfuel 55,33 70,60 69,14 67,69 
Heizöl (schwer) €/MWhfuel 29,51 37,65 36,88 36,10 
CO2 €/t CO2 7,10 79,10 110,74 142,38 
5.2 Szenarien 
Um die ökonomischen Effekte unterschiedlicher Kapazitätsmechanismen in Deutschland und Europa 
zu analysieren, werden insgesamt fünf Szenarien entwickelt, die unterschiedliche Marktdesigns reprä-
sentieren. 
Szenario 1 – EOM (Energy Only Market) entspricht dabei einem Basisszenario, das das EOM-Target-
Modell der Europäischen Kommission widerspiegelt: ein einheitlicher europäischer Strommengen-
markt mit implizit gekoppelten Marktpreiszonen. Auf Kapazitätsmechanismen wird in diesem Szenario 
vollständig verzichtet. Die Ergebnisse von Szenario 1 sind somit als ökonomischer Benchmark gegen-
über allen anderen Marktdesigns zu betrachten. 
In Szenario 2 – StR (Strategic Reserve) wird außerhalb des EOM eine strategische Reserve eingeführt. 
Diese wird so dimensioniert, dass sie in jedem Modelljahr 5 % der Jahreshöchstlast betragen muss. Die 
strategische Reserve wird in jedem modellierten Land einzeln bereitgestellt. Der in den kontrahierten 
Anlagen im Knappheitsfalle36 erzeugte Strom kann modellseitig jedoch über die Kuppelstellen expor-
tiert werden, womit bei gleichzeitiger Knappheit in den Nachbarländern die dortige Versorgungssicher-
heit unterstützt wird. 
Szenario 3 – CMnat (national Capacity Market) repräsentiert eine Welt, in der jedes modellierte Land 
neben dem EOM einen unilateralen zentralen umfassenden Kapazitätsmarkt einführt. Das nationale 
Kapazitätsziel, das inklusive Sicherheitsmarge 105 % der Jahreshöchstlast entspricht, darf in diesem 
Szenario nur durch nationale Kraftwerkskapazität gedeckt werden. Der Kernanteil 𝛼, der den Anteil 
der nationalen Erzeugungsanlagen an der nationalen Kapazitätsdeckung vorgibt, beträgt somit 100 % 
                                                                                 
36 Die Strategische Reserve kann modellseitig dann zur Lastdeckung eingesetzt werden, wenn die Last nicht mehr 
durch Erzeugungsanlagen, DSR oder Importe gedeckt werden kann. Die modellinternen variablen Kosten der 
strategischen Reserve, die einem Auslösepreis entsprechen, wurden mit 3000 €/MWh auf die Höhe der Preis-
grenze im EOM festgesetzt. 
 Szenarioanalyse 143 
(vgl. Gleichung (89) in Kapitel 4.9.4). Im- bzw. Export von Versorgungssicherheit erfolgt analog zu Sze-
nario 2 lediglich über den Strommengenmarkt.  
Szenario 4 – CMimp (Capacity Market with Imports) sieht im Gegensatz zu Szenario 3 eine indirekte 
Beteiligung ausländischer Kraftwerke am nationalen Kapazitätsmarkt repräsentativ über die vollstän-
dige oder anteilige implizite Beteiligung der Kuppelstellen vor. Auch hier beträgt das Kapazitätsziel im 
zentralen umfassenden Kapazitätsmarkt 105 % der Jahreshöchstlast und der Mindestanteil inländi-
scher Kapazitäten im Kapazitätsmarkt (nationaler Kernanteil 𝛼) folglich 0 %. 
Szenario 5 – DEnoCM (No Capacity Market in Germany) ergänzt die Analyse als Extremszenario. Hier-
bei wird der hypothetische Fall untersucht, dass bspw. nach einer Kettenreaktion in jedem Land in 
Europa ein wie in „CMnat“ ausgestalteter unilateraler zentraler umfassender Kapazitätsmarkt einge-
führt werden würde, während Deutschland als einziges modelliertes Land auf einen Kapazitätsmecha-
nismus vollständig verzichtet (vgl. Kapitel 3.7). 
Tabelle 21 fasst die Szenarien überblicksweise zusammen. 
Tabelle 21: Untersuchte Szenarien (Quelle: eigene Darstellung) 
Szenario Deutschland Ausland 
Szenario 1 – EOM  EOM 
Szenario 2 – StR  EOM ergänzt durch eine unilaterale strategische Reserve 
Szenario 3 – CMnat  EOM ergänzt durch einen unilateralen  
zentralen umfassenden Kapazitätsmarkt 
Szenario 4 – CMimp  EOM ergänzt durch einen multilateralen  
zentralen umfassenden Kapazitätsmarkt 
Szenario 5 – DEnoCM EOM EOM ergänzt durch einen  
unilateralen zentralen  
umfassenden Kapazitätsmarkt 
Im folgenden Kapitel werden die Ergebnisse der modellbasierten Szenarioanalyse präsentiert. 
 
6 Ergebnisse 
Nachfolgend werden die ökonomischen Effekte der Szenarioanalyse präsentiert. Dabei werden die 
Szenarien mit Kapazitätsmechanismen dem Basisszenario ohne Kapazitätsmechanismus (Szena-
rio 1 – EOM) vergleichend gegenübergestellt. 
Kapitel 6.1 stellt die Mengeneffekte dar. Dazu gehören die kosten- und gewinnoptimale Entwicklung 
des konventionellen Kraftwerks- und Speicherparks (Kapitel 6.1.1), dessen Stromproduktion (Kapitel 
6.1.4) und der resultierende Stromaustausch zwischen den Modellregionen (Kapitel 6.1.5). Anschlie-
ßend werden in Kapitel 6.2 die aus den Mengeneffekten resultierenden Preiseffekte im Day-Ahead-
Spotmarkt (Kapitel 6.2.1) und auf den Kapazitätsmärkten (Kapitel 6.2.2) beschrieben. Kapitel 6.3 legt 
die ermittelten Wohlfahrts- und Verteilungseffekte als Gewinneffekt (6.3.1) im konventionellen Kraft-
werks- und Speicherpark, in Form von Marktkosten für Verbraucher (Kapitel 6.3.2) sowie als Distribu-
tionseffekt zwischen Konsumenten und Produzenten (Kapitel 6.3.3) dar. 
6.1 Mengeneffekte 
Die Entwicklung des konventionellen Kraftwerks- und Speicherparks, die daraus folgende Strompro-
duktion und der Stromaustausch stehen im Mittelpunkt der analysierten Mengeneffekte in diesem 
Abschnitt. Mit dem Ziel, den realen Annäherungsprozess aus (sub-)optimaler gewinnmaximierender 
einzelwirtschaftlicher Investitionsentscheidung, deren Preiswirkung sowie der Antizipation der Effekte 
und veränderter Investitionsentscheidung nachzubilden, wurde neben dem gesamtwirtschaftlich kos-
tenoptimalen Kraftwerkspark in einer iterativen Methodik der gewinnoptimale Kraftwerkspark be-
rechnet. Im Folgenden sollen daher auch die Unterschiede zwischen beiden Herangehensweisen dis-
kutiert werden.  
6.1.1 Entwicklung des kostenoptimalen konventionellen Kraftwerks- und 
Speicherparks 
Der kostenoptimale Kraftwerkspark resultiert aus dem Modellteil LICOES-Central, in dem sämtliche 
über den kompletten Modellhorizont entstehenden Kosten 𝐶𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 aus Sicht eines zentralen Planers 
minimiert werden. Den kostenoptimalen Kraftwerkspark im Szenario EOM sowie die Differenzen der 
anderen Szenarien hierzu37 zeigt für Deutschland Abbildung 42 und für alle Modellregionen zusammen 
Abbildung 43. 
                                                                                 
37 Eine geringere Leistung ist als negativer Balken, eine höhere Leistung als positiver Balken dargestellt. 
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Abbildung 42: Installierte Leistung des konventionellen Kraftwerks- und Speicherparks in Deutschland im Sze-
nariovergleich (Quelle: eigene Darstellung mit Daten von (S&P Global Platts 2016) für 2015)  
 
Abbildung 43: Installierte Leistung des konventionellen Kraftwerks- und Speicherparks in Europa im Szena-
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Unter den gewählten Modellannahmen reduziert sich die installierte Kraftwerks- und Speicherleistung 
im Basisszenario EOM zwischen 2015 und 2020 in Deutschland um insgesamt 20 GW und in allen Mo-
dellregionen um 166,7 GW, was in etwa 23 % bzw. 30 % des konventionellen Kraftwerks- und Spei-
cherparks entspricht. Diese Werte entsprechen somit dem in Kapitel 2.4.1 diskutierten Abbau der 2015 
noch vorhandenen Überkapazitäten.38  
Dieser massive Kapazitätsrückgang in Europa eröffnet aus politischer Sicht die Perspektive, einzelne 
klima- bzw. umweltpolitisch problematische Technologien wie Kohle- und Kernkraftwerke prioritär vor 
Gaskraftwerken stillzulegen. Auf Europa insgesamt bezogen wäre theoretisch ein kompletter Kohle-
ausstieg durch den Abbau der Überkapazitäten bis 2020 möglich, sofern nicht Übertragungsnetzrest-
riktionen dem entgegenstehen würden. Denn einzelne Länder wie Polen und Tschechien könnten ohne 
Kohlekraftwerke die Versorgungssicherheit derzeit bei weitem nicht garantieren. Solange darüber hin-
aus die politischen Klima- und Umweltziele (z. B. Luftreinhaltung) eingehalten werden würden, wäre 
ohne Berücksichtigung oder gar Internalisierung der externen Umwelt- und Gesundheitskosten ein 
vorzeitiger Ausstieg aus einzelnen Technologien mit Effizienzverlusten verbunden, da die Modeller-
gebnisse den Ausstieg nicht vollziehen. Dennoch kann es bei Akzeptanz der europäischen Integration 
des Stromsystems für jedes Land sinnvoll sein zu prüfen, inwiefern politisch bedingte Technologiestill-
legungen durch die Marktkopplung ermöglicht werden würden. 
In den Stützjahren 2030 und 2040 verbleibt die installierte Leistung in Deutschland in etwa auf dem 
gleichen Niveau zwischen 63 GW und 65 GW und somit deutlich unter der heutigen Jahreshöchstlast 
von ca. 80 GW. Die Last muss somit bei hoher Nachfrage auch durch ausländische Kraftwerke gedeckt 
werden. Erst 2050 steigt die installierte Leistung durch den Zubau von P2G-Anlagen und Batteriespei-
chern sowie durch den Ersatz alter GuD-KWK-Anlagen durch neue jedoch wieder auf 77,6 GW. In Eu-
ropa insgesamt sinkt die installierte Leistung mit dem EE-Ausbau von 398 GW in 2020 auf 366 GW in 
2040 langsam ab. Im Modelljahr 2050 steigt auch hier die Erzeugungsleistung wieder leicht auf 
372 GW. Aufgrund der hohen CO2-Preise ab 2030 reduziert sich der Anteil der Kohlekraftwerke an der 
installierten Leistung in Deutschland von 54 % in 2015 auf lediglich 9 % in 2050 und von 24 % auf 4 % 
in Europa. Die verbleibenden deutschen Kohlekraftwerke sind allesamt KWK-Anlagen. Das bedeutet, 
dass auch die relativ jungen Braunkohle-Kondensationskraftwerke Neurath F und G sowie Boxberg R, 
die erst 2012 in Betrieb gegangen sind, bereits bis 2030 aus gesamtwirtschaftlich kostenoptimaler Sicht 
aufgrund der hohen CO2-Preise vorzeitig stillgelegt werden würden. In Europa kommen ab 2030 auch 
CCS-Kraftwerke in den Markt – 3,7 GW (2040) bzw. 6,1 GW (2050) Braunkohle-CCS- sowie 15,4 GW 
                                                                                 
38 Ein Teil dieses Rückganges ist auch darauf zurückzuführen, dass durch das Clustern der Zeitreihen die tatsäch-
liche Jahreshöchstlast um wenige Gigawatt verfehlt wird. Der Rückgang würde somit in der Realität minimal ge-
ringer ausfallen. 
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(2050) Erdgas-GuD-CCS-Kraftwerke. Gleichzeitig steigern Erdgas-GuD-KWK-Anlagen ihren Anteil am 
Kraftwerkspark erheblich – in Deutschland von 11 % in 2015 auf ca. 70 % in 2050 und in Europa von 
6 % in 2020 auf 32 % in 2050. Der KWK-Anteil im fossilen Kraftwerkspark liegt in Deutschland ab dem 
Jahr 2030 bei 100 % und in Europa steigt er bis 2050 auf 59 %.  
Ursache hierfür ist die Annahme der sich konstant entwickelnden installierten Fernwärmeleistung, die 
nur vergleichsweise geringen Spielraum für alternative fossil-thermische Technologien lässt, während 
parallel die EE stark ausgebaut werden. Diese KWK-Fernwärme-Restriktion trägt auch zum Kapazitäts-
anstieg im Jahr 2050 bei. Hier ist es volkswirtschaftlich kostengünstiger, mehr effiziente KWK-Leistung 
in Deutschland – und dafür weniger Kondensationskraftwerke in Ländern mit geringem KWK-Anteil – 
als ineffizientere KWK-Anlagen mit geringerer elektrischer Leistung in Deutschland und mehr Kraft-
werksleistung im Ausland vorzuhalten. Es findet also eine örtliche Verschiebung von Kraftwerksleis-
tung statt. Der dadurch hohe Must-Run-Anteil im deutschen Kraftwerkspark führt in der Folge auch 
zum stärkeren Ausbau von P2G-Speichern, während im Ausland Batteriespeicher die vordringliche 
Speichertechnologie werden. 
Während die installierte Ausspeicherleistung der Pumpspeicherkraftwerke in Deutschland im Basissze-
nario gleich bleibt, spielen Batterie- (1 GW) und vor allem P2G-Speichertechnologien (7,4 GW) erst ab 
2050 eine größere Rolle. In Europa schrumpft die Leistung der Pumpspeicherwerke leicht um insge-
samt etwa 0,8 GW. Batterien kommen außerhalb Deutschlands erst ab 2030 mit 5,2 GW in den Markt, 
werden aber anschließend bis auf 47 GW massiv ausgebaut. Ursache hierfür ist vor allem der stark 
steigende PV-Ausbau – vor allem in den sonnenreichen Modellregionen. P2G-Anlagen liefern allerdings 
erst ab 2040 mit 1,8 GW einen nennenswerten Beitrag, der bis 2050 auf 10,2 GW steigt. Drei Viertel 
der Anlagen werden somit in Deutschland installiert.  
Der exogen vorgegebene deutsche Kernenergieausstieg wird planmäßig nach 2020 ohne vorzeitige 
Stilllegungen vollzogen. In Europa verringert sich die Leistung der Kernkraftwerke entlang der Sterbeli-
nie von 125 GW in 2015 auf 24 GW in 2050. Neubauten über die bis 2020 in Betrieb gehenden Kern-
kraftwerke hinaus sind in ganz Europa gesamtwirtschaftlich nicht kostenoptimal und werden daher 
modellseitig nicht errichtet. 
Der Aufbau einer strategischen Reserve (Szenario 2 – StR) außerhalb des EOM in Höhe von 3,9 GW in 
Deutschland führt im Vergleich zum reinen EOM-Szenario zu kaum messbaren Veränderungen des 
Kraftwerksparks, der innerhalb des Strommarkts zur Verfügung steht.39 In Europa reduziert sich der 
Marktkraftwerkspark marginal um 0,2–0,7 GW, was mit 0,04–0,17 % im Rahmen der Modellunschärfe 
                                                                                 
39 Die strategische Reserveleistung ist in Abbildung 42 nicht enthalten. 
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liegt. Trotz dieses minimalen Senkungseffektes verbleibt insgesamt ein Puffer durch die Reservekraft-
werke außerhalb des Strommarkts. Erkennbar ist, dass überwiegend Gasturbinen-Kraftwerke in die 
strategische Reserve wandern, was im Strommarkt durch eine spätere Stilllegung von Erdgas-GuD-
Kraftwerken und den stärkeren Zubau von GuD-KWK-Anlagen (2,4 GW in 2020) und Batteriespeichern 
(+1,4 GW in 2050) ausgeglichen wird. 
Wird ein unilateraler zentraler umfassender Kapazitätsmarkt eingeführt (Szenario 3 – CMnat), liegt das 
Kapazitätsniveau erheblich über dem EOM-Benchmark. Etwa 4,9–9,3 GW in 2020 bis 2040 stehen im 
deutschen EOM an zusätzlicher Kraftwerksleistung zur Verfügung. In Europa steigt die Differenz zu 
Szenario 1 – EOM sogar von 24 GW in 2020 auf 47 GW bis 2050. Dabei handelt es sich um die in Kapi-
tel 3 diskutierten marktdesignbedingten Überkapazitäten. Durch den starken Kapazitätsaufwuchs des 
EOM-Basisszenarios ohne Kapazitätsmarkt infolge der Kapazitätsverschiebung nach Deutschland ist im 
Szenario 2 – CMnat der Kraftwerkspark im Modelljahr 2050 sogar um 0,3 GW kleiner. In der kostenop-
timalen Sicht kommen EOM und Kapazitätsmarkt für Deutschland zumindest in Summe nahezu zum 
gleichen Ergebnis, wenngleich es innerhalb des Kraftwerksparks deutliche Technologieverschiebungen 
gibt.  
Vom Kapazitätsmarkt profitieren in Deutschland vor allem Kondensationskraftwerke (1,7 GW Braun-
kohle (2030), 3–5,4 GW Erdgas-(KWK-)GuD, 1,3–2,5 GW Öl- und Gasturbinen bis 2040), die entspre-
chend später stillgelegt werden. In Europa profitieren vom Kapazitätsmarkt ebenso hauptsächlich Erd-
gas-GuD- und Öl- und Gasturbinenkraftwerke, in geringem Maße Steinkohlekraftwerke sowie Batte-
riespeicher. Auf deren bereits massiven Ausbau kommen noch einmal 9,5 GW (2040) bzw. 27 GW 
(2050) Ausspeicherleistung obendrauf, sodass am Ende insgesamt 74 GW Batterieleistung installiert 
sind. Zusätzlich werden 2050 auch 0,5 GW mehr Braunkohle-CCS-Kraftwerke und 2,6 GW mehr Erdgas-
GuD-CCS-Anlagen errichtet. Der zusätzliche Kapazitätsbedarf durch das Kapazitätsziel wird somit im 
Jahr 2050 zu mehr als 57 % durch Batteriespeicher gedeckt, die hier ihren langfristigen Investitionskos-
tenvorteil und bei hohen EE-Anteilen ihren deutlichen Flexibilitätsvorteil ausspielen können.  
Durch die implizite Berücksichtigung von Kuppelstellenkapazitäten im Kapazitätsmarkt (Szena-
rio 4 – CMimp) fallen die Überkapazitäten in Deutschland aufgrund der starken Vernetzung zu den 
Nachbarländern signifikant geringer aus. Die zusätzliche Leistung im Vergleich zum EOM-Szenario be-
trägt bis 2040 lediglich 0,3–2,1 GW überwiegend aus Gasturbinen und Batteriespeichern. Im Modell-
jahr 2050 gibt es lediglich Verschiebungen von P2G- zu Batteriespeichern in Höhe von 0,5 GW. In Eu-
ropa fallen die marktdesignbedingten Überkapazitäten je nach Modelljahr um etwa 56 % (2040) bis 
97 % (2020) geringer aus, sodass im Vergleich zum Benchmark-Szenario 1 – EOM ab 2030 nur noch 
0,6–19 GW zu viel installiert sind. Im Jahr 2020 gibt es in Summe also kaum einen Unterschied zum 
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EOM-Basisszenario. Auch im kooperativen Kapazitätsmarkt profitieren in erster Linie Gaskraftwerke 
im Kondensationsbetrieb sowie Batteriespeicher, jedoch kaum Steinkohlekraftwerke. 
Verzichtet Deutschland als einziges Land auf einen unilateralen umfassenden Kapazitätsmarkt (Szena-
rio 5 – DEnoCM), dann führt die Überkapazität im Ausland ceteris paribus ab 2040 zu etwa 0,7–1 GW 
weniger Kraftwerkskapazität als im Basisszenario. Das gesamtwirtschaftlich kostenoptimale Kapazi-
tätsniveau des EOM wird somit unterschritten. Bestehende Erdgas-GuD-KWK-Anlagen werden in die-
ser Höhe in geringerem Ausmaß durch neue effizientere ersetzt, weshalb trotz des Kapazitätsrück-
gangs die Fernwärmeleistung gleichbleibt. Im Ausland bleibt die Größe des Kraftwerksparks im Ver-
gleich zu Szenario 3 – CMnat gleich, jedoch gibt es minimale Verschiebungen in den Nachbarländern 
Deutschlands von Ölturbinen zu Gasturbinen, GuDs und Batteriespeichern im Gesamtumfang von 0,2–
0,5 GW. 
6.1.2 Entwicklung des gewinnoptimalen konventionellen Kraftwerks- und 
Speicherparks 
Wie in den Kapiteln 4.1 und 4.11 beschrieben, erfolgte nach der gesamtwirtschaftlich kostenoptimalen 
Bestimmung des langfristigen Marktgleichgewichts in LICOES-Central die iterative Annäherung an den 
einzelwirtschaftlich gewinnoptimalen Kraftwerkspark, mit dem Ziel, den in der Realität vorhandenen 
Annäherungsprozess aus unvollständiger Markterwartung, Investitionsentscheidung und dadurch ver-
änderter Markterwartung nachzuspielen. Das Iterationskriterium als mittlerer Spotmarktpreis je Itera-
tion über alle Modelljahre, Stunden und Regionen sowie dessen prozentuale Differenz zur Voriteration 
sind in Abbildung 44 dargestellt. Unterschreitet diese Preisdifferenz den Wert von 1 % zur Voriteration, 
wird die Iteration beendet, da annahmegemäß eine ausreichende Konvergenz der Modellergebnisse 
erreicht wurde.  
Wie ersichtlich ist, werden in den Szenarien 1 bis 3 die Endergebnisse nach drei Iterationen erreicht. 
In den Szenarien 4 und 5 sind jeweils lediglich zwei Durchläufe notwendig. Je stärker die Restriktionen 
bzw. je geringer die Freiheitsgrade der Kapazitätsentwicklung – wie in den Kapazitätsmarktszenarien 
4 und 5 durch die zentrale Kapazitätsnachfrage – desto geringer ist die Anzahl der benötigten Iteratio-
nen. Erkennbar ist auch, dass die durchschnittlichen Spotmarktpreise durch die gewinnoptimale itera-
tive Herangehensweise höher liegen als im kostenoptimalen Kraftwerkspark in der ersten Iteration. 
Mehr Gewinn für Erzeugungsanlagen bedeutet daher generell höhere Preise in den Strommärkten. 
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Szenario 1 - EOM Szenario 2 - StR Szenario 3 - CMnat Szenario 4 - CMimp Szenario 5 - DEnoCM 
 
Abbildung 44: Iterationsparameter – mittlerer Spotpreis und prozentuale Differenz zur Voriteration (Quelle: 
eigene Darstellung) 
Auch in (Hach et al. 2014) sind diese Effekte sichtbar und können somit bestätigt werden. Zum einen 
benötigen die Szenarien mit Kapazitätsvorgabe weniger Iterationen und zum anderen steigen auch 
dort die durchschnittlichen Spotmarktpreise durch die Iterationen an (vgl. (Hach et al. 2014)). 
Vergleicht man den gesamtwirtschaftlich kostenoptimalen Kraftwerkspark je Szenario aus LICOES-
Central (vgl. Abbildung 42 und Abbildung 43) mit dem einzelwirtschaftlich gewinnoptimalen Kraft-
werkspark in LICOES-Decentral, ergibt sich folgende Situation für Deutschland (Abbildung 44) und für 
Europa (Abbildung 46). 
Der gewinnoptimale Kraftwerkspark weicht im Ergebnis nicht grundsätzlich vom kostenoptimalen 
Kraftwerkspark ab. Es gibt vergleichsweise geringe Kapazitätsverschiebungen von weniger profitablen 
Technologien hin zu profitträchtigeren. Die größten Veränderungen vollziehen sich im Szena-
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Szenario 1 - EOM Szenario 2 - StR Szenario 3 - CMnat Szenario 4 - CMimp Szenario 5 - DEnoCM Legende 
 
Abbildung 45: Installierte Leistung im konventionellen Kraftwerks- und Speicherpark in Deutschland – Bestand 
je Modelljahr (oben) und Differenz zwischen LICOES-Central und LICOES-Decentral (unten) (Quelle: eigene Dar-
stellung mit Daten von (S&P Global Platts 2016) für 2015) 
Szenario 1 - EOM Szenario 2 - StR Szenario 3 - CMnat Szenario 4 - CMimp Szenario 5 - DEnoCM Legende 
 
Abbildung 46: Installierte Leistung im konventionellen Kraftwerks- und Speicherpark in Europa – Bestand je 
Modelljahr (oben) und Differenz zwischen LICOES-Central und LICOES-Decentral (unten) (Quelle: eigene Dar-
stellung mit Daten von (S&P Global Platts 2016) für 2015) 
Im Szenario 1 – EOM in Deutschland vollzieht sich die Transformation im Kraftwerkspark in Form des 
Kapazitätsrückgangs und des Technologiewechsels zu Erdgas-KWK-GuD-Kraftwerken in der einzelwirt-
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wird der Technologiewechsel zu KWK-GuDs jedoch etwas verzögert. In Deutschland sind 2020 etwa 
0,6 GW weniger Leistung installiert und in Europa 2,4 GW. Während in Deutschland der gewinnopti-
male Kraftwerkspark in den Folgejahren um 0,1–1 GW größer ist als der kostenoptimale, vergrößert 
sich die Differenz in Europa weiter, sodass bis 2050 mit –5,2 GW in Europa insgesamt ein kleinerer 
gewinnoptimaler Kraftwerkspark verbleibt. Die Ursache hierfür liegt in der Technologietransformation 
im KWK-Bereich. In Deutschland werden ab 2030 etwa 0,6 GW weniger Braunkohle-KWK- und 0,1–
1,1 GW Steinkohle-KWK sowie etwa 0,8–2,7 GW mehr Erdgas-GuD-KWK-Anlagen installiert sein. Durch 
deren höhere Stromkennzahl wird in der gewinnoptimalen Sicht bei gleicher Fernwärmeleistung mehr 
elektrische Leistung zugebaut, weshalb der Kraftwerkspark hier etwas größer ausfällt. 
Auch in Europa wird aus kostenoptimaler Sicht zukünftig ein Großteil der KWK-Anlagen durch hochef-
fiziente und dadurch gesamtwirtschaftlich preiswerte Erdgas-GuD-KWK-Kraftwerke ersetzt. Durch die 
Restriktion der konstanten Fernwärmeleistung findet hier, wie oben beschrieben, folglich eine örtliche 
Verschiebung von Kraftwerksleistung von Ländern mit geringer KWK-Fernwärmeleistung hin zu Län-
dern mit hoher thermischer Leistung statt. Die Erdgas-GuD haben allerdings in der einzelwirtschaftli-
chen Betrachtung unter den KWK-Technologien eine geringere Profitabilität und Flexibilität als Kon-
densations- und CCS-KWK-Anlagen, weswegen letztere hier stärker zugebaut werden. Durch die an-
dere Stromkennzahl fällt hier der Kraftwerkspark insgesamt kleiner aus.  
In Szenario 2 – StR sind die Ergebnisse in den Stützjahren 2020, 2040 und 2050 nahezu identisch zu 
Szenario 1. Lediglich 2030 unterscheiden sich die Szenarien im Bereich der Gas- und Ölkraftwerke. In 
Deutschland beträgt der Rückgang der Kapazität 2020 und 2030 etwa 0,4 GW, während sich 2040 ein 
Leistungszuwachs von 1,1 GW ergibt. Auch in Europa sind die Unterschiede zwischen kosten- und ge-
winnoptimaler Sicht sehr ähnlich zu Szenario 1, wenngleich die Ausprägung etwas geringer ist. Ab 2040 
sind hier ca. 1 GW mehr Batterieleistung installiert. In Szenario 3 – CMnat gibt es ausschließlich Ver-
schiebungen der Technologien, woraus nur eine geringe Verkleinerung um 1–1,7 GW in Europa resul-
tiert. In Deutschland werden Kohle-KWK-Anlagen durch Erdgas-GuD-KWK-Anlagen im Umfang von 
0,6–2,7 GW ersetzt. In Europa gibt es Verschiebungen von konventionellen KWK-Anlagen zu CCS-
(KWK-)Anlagen (1,1–5,5 GW), Kondensations-GuDs (0,4–1,7 GW) und Batteriespeichern (0,1–2,7 GW). 
Im Szenario 4 – CMimp sind hingegen der deutsche (0,4–0,8 GW) bzw. der gesamteuropäische Kraft-
werkspark (1,3–3,1 GW) größer, was noch deutlicher durch Batteriespeicher erreicht wird.  
Der Kraftwerkspark in Deutschland wird 2020 und 2030 aus gewinnoptimaler Sicht durch einen Ver-
zicht auf einen Kapazitätsmarkt im Szenario 5 – DEnoCM nochmals um 0,6 GW bzw. 0,2 GW kleiner, 
2040 und 2015 jedoch um 0,6 GW bzw. 0,2 GW größer, sodass im Vergleich zum kostenoptimalen Sze-
nario 1 nunmehr rechnerisch 0,2 GW in 2020, 0,6 GW in 2030, 1,1 GW in 2040 und 0,8 GW in 2050 an 
Kraftwerksleistung fehlen. 
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Im Folgenden werden die Dynamiken im gewinnoptimalen Kraftwerkspark näher untersucht. Hierzu 
werden in Abbildung 47 für Deutschland und in Abbildung 48 für Europa die Entwicklungsoptionen 
Zubau, Retrofit, Stilllegung und Kaltreserve der einzelnen Kapazitätsmechanismusszenarien mit Szena-
rio 1 – EOM verglichen.  




















Abbildung 47: Stilllegungen, Zubauten und Retrofit-Maßnahmen im konventionellen Kraftwerks- und Spei-
cherpark in Deutschland – Szenariovergleich (Szenarien 2-5 als Differenz zu Szenario 1; Quelle: eigene Darstel-
lung) 
Im EOM-Szenario werden bis 2030 etwa 60 GW Kraftwerksleistung endgültig stillgelegt. Im Vergleich 
zum Jahr 2015 entspricht dies etwa 70 % des heutigen Kraftwerksparks. Neben der Kernenergie trifft 
dies zuerst ältere Kohle- und Gaskraftwerke. Sämtliche Kohle- und fast alle Erdgas-Kondensationskraft-
werke und ein größerer Teil der alten KWK-Anlagen werden aufgrund der hohen CO2-Preise (79,10 €/t) 
bis 2030 stillgelegt. Um die dadurch entstandene Kapazitätslücke auszugleichen, werden in diesem 
Zeitraum ausschließlich GuD-KWK-Anlagen zugebaut – insgesamt 4 GW bis 2020, 32 GW bis 2030, 
8,2 GW bis 2040 und weitere 9 GW bis 2050. Ab 2040 ist es dann auch optimal, Speichertechnologien 
zuzubauen. Bis 2050 summieren sich diese auf 0,9 GW Batterien und 7,1 GW P2G-Anlagen. Unter die 
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Aber auch die Lebenszeit von 2,7 GW Braunkohle-Kondensationskraftwerken wird 2020 um 10 Kalen-
derjahre verlängert. 
Es zeigt sich, dass die marktdesignbedingten Unterschiede in den jeweiligen deutschen Kraftwerks-
parks der Szenarien überwiegend durch eine veränderte Stilllegungsdynamik hervorgerufen werden. 
Die Änderungen bei Zubauten und Retrofit-Maßnahmen spielen nur eine untergeordnete Rolle. Auf 
die Darstellung der Kaltreserveoption für Deutschland wurde gar verzichtet, da hier lediglich in Szena-
rio 3 – CMnat ca. 3,2 GW GuD-Kraftwerksleistung im Jahr 2020 vorübergehend stillgelegt werden. 
Der Aufbau einer strategischen Reserve wird über verzögerte Stilllegungen realisiert. In Deutschland 
führt die Reserve dazu, dass etwa 3,9 GW GuD-Kraftwerke, 1,5 GW Gasturbinen sowie 2 GW Stein-
kohle-KWK-Anlagen ein Modelljahr (10 Kalenderjahre) später stillgelegt werden, während die Stillle-
gung von 0,6 GW Gas- und Ölturbinen von 2040 auf 2020 vorgezogen wird. Auch etwa 2,1 GW weniger 
Braunkohle-KWK-Anlagen werden stillgelegt. Zubau und Retrofit sind hier im Vergleich zu Szenario 1 
nahezu unverändert. 
Ein zentraler umfassender Kapazitätsmarkt mit nationaler Autarkie entfaltet die größten Dynamiken 
im Szenariovergleich. Etwa 8,8 GW Leistung (1,4 GW Braunkohle, 7,4 GW Erdgas- und Ölkraftwerke) 
werden statt 2020 bzw. 2030 erst in nachfolgenden Stützjahren stillgelegt. Der hohe Kapazitätsbedarf 
führt hier auch zu einem Vorziehen des Zubaus von 1,4 GW Erdgas-KWK-GuDs von 2030 und 2040 auf 
2020. Von einem Kapazitätsmarkt mit nationaler Autarkie in Deutschland profitieren somit überwie-
gend stillzulegende fossile Altanlagen in Form von Laufzeitverlängerungen. 
Im Fall kooperativer Kapazitätsmärkte reduzieren sich Stilllegungen und Zubau nahezu auf das Niveau 
im EOM-Basisszenario. Im Gegensatz zu Szenario 2 und 3 fallen hier die notwendigen Verschiebungen 
bei den Stilllegungen also deutlich geringer aus. Besonders Gasturbinenkraftwerke (0,8 GW) werden 
im Vergleich zu Szenario 1 – EOM statt 2020 und 2040 erst 2050 stillgelegt. Zubauseitig gibt es mini-
male Verschiebungen bei den Erdgas-GuD-KWK-Anlagen sowie Batteriespeichern und P2G-Anlagen. 
Im Modelljahr gibt es etwas höhere Zubauten, durch welche die höheren Stilllegungen ausgeglichen 
werden. 
Die im Vergleich zu Szenario 1 – EOM entstandene Kapazitätslücke im Szenario 5 – DEnoCM von 0,2–
1,1 GW wird durch ein Vorziehen von Stilllegungen von 2030 auf 2020 von 1 GW Steinkohle- und Gas-
turbinenkraftwerke und besonders durch geringere KWK-GuD-Zubauten im Jahr 2040 von 2,3 GW ver-
ursacht. Der im Vergleich zu Neubauten kostengünstigere Retrofit von Altanlagen wird 2030 bis 2040 
etwas intensiver genutzt. 
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Aus gesamteuropäischer Sicht sind die grundsätzlichen Marktdesigneffekte im Kraftwerkspark eben-
falls zu beobachten: Je höher der (regulatorische) Kapazitätsbedarf, desto später die Stilllegungen, 
desto höher die Zubauten, desto umfangreicher der Retrofit und umso größer die vorübergehenden 
Stilllegungen (Kaltreserve), um spätere Kapazitätsbedarfe kostengünstiger zu decken. Abbildung 48 
stellt die Ergebnisse für Europa dar. 





























Abbildung 48: Stilllegungen, Zubauten, Retrofit-Maßnahmen und Kaltreserve im konventionellen Kraftwerks- 
und Speicherpark in Europa – Szenariovergleich (Szenarien 2–5 als Differenz zu Szenario 1; Quelle: eigene Dar-
stellung) 
Im Szenario 1 – EOM sind in Europa die Stilllegungen bis 2050 mit 72 % des heutigen Kraftwerksparks 
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sen, während im Ausland auch nach 2030 noch größere Stilllegungen stattfinden – vor allem von Kern-
kraftwerken. Während konventionelle Kohlekondensationskraftwerke auch hier bis 2030 weitgehend 
stillgelegt sind, werden jedoch anschließend massiv – vor allem Erdgas-CCS-Anlagen – zugebaut: 
1,3 GW in 2030, 4,8 GW in 2040 und 20,4 GW in 2050. Dieser CCS-Zubau ist allerdings vornehmlich 
darauf zurückzuführen, dass im Modell keine billigeren emissionsfreien Technologien endogen zuge-
baut werden können, sondern Kernkraftwerke dort, wo sie aus politischer Sicht modellseitig zugebaut 
werden dürften, teurer sind und die EE-Leistung exogen vorgegeben ist. Trotz des bereits höheren EE-
Ausbaupfades werden teure CCS-Kraftwerke zugebaut. Die Kostenvorteile durch die hohen CO2-Preise 
kompensieren also die hohen Investitionskosten und Effizienzverluste.  
Von den 2015 in Betrieb befindlichen 125 GW Kernkraftwerksleistung werden bis 2050 105 GW (ca. 
84 %) stillgelegt. Zubau findet in allen Szenarien ausschließlich in Form der exogen vorgegebenen und 
mit hoher Wahrscheinlichkeit bis 2020 errichteten Anlagen Flamanville in Frankreich, Olkiluoto in Finn-
land (jeweils 1,6 GW) sowie Mochovce in der Slowakei (880 MW) statt. Entgegen den Erwartungen 
werden die Anlagen Flamanville und Mochovce allerdings keinesfalls in Betrieb genommen, sondern 
aufgrund ihrer hohen fixen Betriebskosten und wegen des hohen Kapazitätsüberschusses gemeinsam 
mit einigen GuDs (4,9 GW) und Gasturbinen (4,5 GW) vor allem in Spanien, Frankreich und Italien bis 
2030 in der Kaltreserve konserviert.  
Der weitere Zubau in Szenario 1 – EOM wird dominiert von Erdgas-GuD-KWK-Anlagen (70 GW), Erd-
gas-GuD-CCS-Anlagen (17,5 GW), Kurzzeitbatteriespeichern (60 GW) und P2G-Anlagen (16 GW).  
In Szenario 2 – StR werden europaweit Stilllegungen in Höhe von 29 GW Kraftwerksleistung unter-
schiedlicher Technologien von 2020 auf spätere Modelljahre verschoben. In den Folgejahren gibt es 
weitere Verschiebungen im Bereich von etwa 10 GW, die durch die Kraftwerke, die in die strategische 
Reserve gehen, verursacht werden. Minimale Änderungen treten bei Zubau und Retrofit auf. Kaltre-
serve wird als dynamische Entwicklungsoption stärker genutzt, weil Kraftwerke hier u. a. für einen spä-
teren Einsatz in der strategischen Reserve aus dem Markt genommen werden. Die Zusammensetzung 
der strategischen Reserve selbst ist in Abbildung 49 dargestellt. In Deutschland werden die 3,9 GW an 
Reserveleistung im Jahr 2020 durch Erdgas-GuDs bereitgestellt, die bis 2030 vollständig stillgelegt wer-
den, sodass dann ausschließlich Braunkohlekraftwerke sowie alte KWK-Gasturbinen kontrahiert wer-
den. Ab 2040 werden letztere durch alte Steinkohle- und GuD-KWK-Anlagen abgelöst. In Europa, wo 
insgesamt 22,9–23,8 GW vorzuhalten sind, ergibt sich ein uneinheitlicheres Bild. Aufgrund des grund-
sätzlich größeren Anteils der Gas- und Ölkraftwerke am Kraftwerkspark in den anderen Modellregio-
nen, ist deren Anteil an der strategischen Reserve entsprechend größer. Kohlekraftwerke werden hier 
ab 2040 zunehmend durch alte Gaskraftwerke verdrängt. Mit steigendem Stromverbrauch im Ausland 
steigt dort auch die Nachfrage nach strategischer Reserve leicht an.  
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Abbildung 49: Zusammensetzung der strategischen Reserve in Deutschland und in Europa (Quelle: eigene Dar-
stellung)  
Wie in den weiteren Szenarien in Abbildung 48 ersichtlich ist, wird der hohe zusätzliche Kapazitätsbe-
darf aus Kapazitätsmärkten in Europa durch stärkere Stilllegungsverzögerungen, umfangreichere Ret-
rofit-Maßnahmen und Kraftwerkskonservierungen aller fossilen Technologien einerseits und den er-
heblichen zusätzlichen Ausbau von bis dahin kostengünstigen Batteriespeichern andererseits gedeckt. 
Bis 2050 werden zwischen 17 GW (Szenario 4 – CMimp) und 31 GW (Szenario 3 – CMnat) Batterieleis-
tung zusätzlich zugebaut. Gasturbinen und Ölkraftwerke als ehemalige Spitzenlasttechnologie werden 
unter den gewählten Prämissen zukünftig durch schnell einsetzbare Batteriespeicher abgelöst. Die 
größten Batterieleistungen werden 2050 im Szenario 3 – CMnat in Frankreich (23 GW), Italien und 
Großbritannien (je 12,5 GW) und Spanien (9 GW) vorgehalten – Länder mit hoher Sonneneinstrahlung 
und folglich hoher exogen vorgegebener PV-Leistung.  
6.1.3 Entwicklung der gesicherten Leistung in Deutschland 
Wie sich die Entwicklung des Kraftwerks- und Speicherparks in Deutschland auf die gesicherte Leis-
tungsbilanz auswirkt, ist in Abbildung 50 dargestellt. Die gesicherte Leistung der EE beträgt mit 12–
16 GW aufgrund der Wetterabhängigkeit nur einen Bruchteil der installierten Leistung und ist genauso 
wie die gesicherte Leistung der dezentralen Erzeuger (5 GW) sowie des Lastabwurfs (2 GW) in allen 
Szenarien gleich. Deshalb wird auch hier der Größenunterschied des thermischen Kraftwerksparks und 
der Stromspeicherleistung je Szenario sehr gut sichtbar. 
Die modellierte Jahreshöchstlast von 78 GW bzw. das um 5 % höhere Kapazitätsziel (81,9 GW) kann 
erwartungsgemäß in den Szenarien EOM, StR und DEnoCM bis 2040 nicht durch inländische gesicherte 
Leistung im Strommarkt gedeckt werden. Im Basisszenario 1 steigt die Unterdeckung des Kapazitäts-
ziels von 4,8 GW im Jahr 2020 auf 7,9 GW bis 2030 und sinkt anschließend maßgeblich durch den EE- 
und damit größeren Speicherausbau bis 2040 auf 3,7 GW ab. Diese Leistungslücke wird modellseitig 
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Im Jahr 2050 übersteigt die gesicherte Leistung jedoch die Jahreshöchstlast und sogar das Kapazitäts-
ziel um 13,2 bzw. 9,3 GW. Ursache hierfür ist die Restriktion der konstanten Fernwärmeleistung, durch 
die aufgrund einer hohen Stromkennzahl der effizienten Neubau-KWK-Anlagen mehr elektrische Leis-
tung installiert ist, als zur Lastdeckung benötigt. In Kombination mit dem EE-Zubau führt dies zum ei-
nen zu einer geografischen Verschiebung von Erzeugungskapazität aus Ländern mit geringeren KWK-
Anteilen nach Deutschland und anderen Modellregionen mit hohen KWK-Anteilen und zum anderen 
zu einer höheren Must-Run-Leistung die einen signifikanten Ausbau der P2G-Speicher zur Folge hat. 
Dies erklärt auch den Sprung der gesicherten Speicherleistung von 7 GW im Jahr 2040 auf 13 GW im 
Jahr 2050. Im Szenario 5 – DEnoCM sind die Ergebnisse nahezu identisch.  
 
Abbildung 50: Entwicklung der Leistungsbilanz in Deutschland von 2020 bis 2050 je Szenario (Quelle: eigene 
Darstellung) 
Die strategische Reserve in Höhe von ca. 4 GW in Szenario 2 – StR reicht in 2020 und 2040 aus, um die 
Jahreshöchstlast zu decken. Einzig 2030 verbleibt hier eine, wenn auch geringe, Leistungslücke. Sollte 
das regulatorische Ziel verfolgt werden, mit einer strategischen Reserve das Kapazitätsziel zu errei-
chen, müsste diese für 2020 auf 4,8 GW und 2030 auf 8,6 GW vergrößert werden. Da auch in diesem 
Szenario 2050 das Kapazitätsziel mit regulärer gesicherter Kraftwerksleistung erreicht wird, wäre 2050 
keine strategische Reserve notwendig. 
Im Szenario 3 – CMnat sorgt der umfassende Kapazitätsmarkt mit nationaler Autarkie dafür, dass das 
Kapazitätsziel ab 2020 vollständig durch inländische gesicherte Leistung gedeckt wird. Hierfür werden, 
wie beschrieben, Kraftwerke deutlich später stillgelegt bzw. früher zugebaut sowie ab 2030 die  
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(P2G-)Speicherleistung ausgeweitet. Im Szenario 4 – CMimp übernehmen hingegen Kraftwerke in den 
Nachbarländern den Ausgleich der Leistungslücke. Diese werden hier mit 3,7 GW (2020), 6,7 GW 
(2030) und 2,2 GW (2040) im Kapazitätsmarkt implizit über die Kuppelstellen berücksichtigt. Die kal-
kulatorische Inanspruchnahme der Kuppelstellenkapazitäten für Kapazitätsimporte beträgt somit bis 
zu 15 % im Jahr 2020, steigt bis 2030 auf 19 % und sinkt anschließend auf 6 % (2040) ab. Im Jahr 2050 
wechselt Deutschland allerdings in die Rolle des Leistungsexporteurs. Das bedeutet, dass insgesamt 
10,2 GW an gesicherter Kraftwerksleistung in Deutschland über die Kuppelstellen implizit in ausländi-
schen Kapazitätsmärkten fest einkalkuliert wird. Im Falle von extremer Knappheit stünde diese Kraft-
werksleistung somit nicht ausschließlich zur Deckung der deutschen Nachfrage zur Verfügung. In die-
sem Szenario wird damit der in allen weiteren Szenarien im Jahr 2050 existierende Leistungsüber-
schuss im deutschen Kraftwerkspark aufgedeckt, der aus der geografischen Verschiebung von 
Kraftwerksleistung nach Deutschland resultiert. 
6.1.4 Entwicklung der Stromproduktion des konventionellen Kraftwerks- 
und Speicherparks 
Die Modellergebnisse zur Struktur des Kraftwerks- und Speicherparks spiegeln sich grundsätzlich in der 
Stromproduktion wider. Je größer die marktdesignbedingten Differenzen im Kraftwerkspark sind, 
desto größer ist die Abweichung in der Stromproduktion. Die Entwicklung der Stromproduktion aus 
Kraftwerken und Speichern ist in Abbildung 51 skizziert. 
















Abbildung 51: Entwicklung der residualen Stromproduktion im konventionellen Kraftwerks- und Speicherpark 
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Mit dem angenommenen EE-Ausbau und der Entwicklung der Stromnachfrage nimmt die residuale 
konventionelle Stromproduktion der zentralen Erzeugungsanlagen in Deutschland im Szena-
rio 1 – EOM von 307 TWh in 2020 um etwa die Hälfte bis auf 174 TWh in 2050 ab. In Europa beträgt 
der Rückgang etwa 40 % von 1.716 TWh auf 1065 TWh. Aufgrund der hohen CO2-Preise ab 2030 redu-
ziert sich der Kohleanteil an der konventionellen Stromproduktion drastisch – in Deutschland von 66 % 
in 2020 auf nur noch 5 % in 2050 und in Europa von 31 % auf 3 % bis 2030. Durch den Einsatz der CCS-
Technologie steigt dieser bis 2050 jedoch wieder auf 7 % an. Die im deutschen Kraftwerkspark stark 
vertretenen Erdgas-KWK-Anlagen können ihre Stromproduktion entsprechend deutlich steigern. In Eu-
ropa tragen auch Kondensations-GuD-Kraftwerke etwa 52–92 TWh zur Stromproduktion bei. 2050 
werden diese jedoch zum großen Teil durch CCS-GuD-Kraftwerke (103 TWh) verdrängt. CCS-Kohle-
kraftwerke kommen dann auf eine Stromproduktion von 65,5 TWh. Der Rückgang der Kernkraftwerks-
kapazitäten führt nahezu im Gleichklang zu einer Reduktion ihrer Stromproduktion. Auffällig ist, dass 
trotzdem die fossile Stromproduktion nur um etwa ein Viertel zurückgeht, wenngleich effizientere und 
emissionsärmere Gaskraftwerke eingesetzt werden. Das bedeutet, dass ab 2040 die zusätzliche EE-
Einspeisung in Europa zu einem erheblichen Teil durch die Substitution der Kernenergie aufgezehrt 
wird. Trotz der großen Batteriekapazitäten außerhalb Deutschlands ist deren Einsatz zur Lastdeckung 
nur sehr gering, da diese vor allem für Regelleistungsbereitstellung genutzt werden. Die modellierten 
Lastabwurfmaßnahmen kommen in keinem Szenario im Spotmarkt, sondern ebenfalls nur im Regel-
leistungsmarkt zum Einsatz. Ursache hierfür ist, dass wie im Abschnitt zuvor beschrieben, die instal-
lierte Leistung der anderen Technologien für die Nachfragedeckung im Spotmarkt ausreichend ist. 
Die Auswirkungen der Kapazitätsmechanismen auf die residuale Stromproduktion in Deutschland sind 
mit einer maximalen Änderung über alle Szenarien und Modelljahre hinweg von 4,4 % als eher gering 
einzuschätzen. In Europa bleibt die Stromproduktion bis auf kleinste Verschiebungen (unter 1 %) aus 
einer veränderten Speicherbewirtschaftung sowie höherem oder niedrigerem EE-Einspeisemanage-
ment konstant. Die maximalen Strukturverschiebungen in einem Szenariojahr betragen in Deutschland 
etwa 4,4 % und in ganz Europa maximal 3,6 % der residualen Stromproduktion.  
Der etwas kleinere deutsche Kraftwerkspark im Szenario 2 – StR führt erwartungsgemäß zu einer mi-
nimal geringeren Stromproduktion vor allem aus den fehlenden Erdgas-KWK-Anlagen in Höhe von 
1,5 TWh in 2030. In den anderen Modelljahren gibt es nur marginale Verschiebungen zwischen den 
Technologien. In Europa insgesamt vollzieht sich zwischen 2020 und 2050 lediglich eine Verschiebung 
der Stromproduktion von Kohlekraftwerken (–2,1 TWh (2030) bis –3,9 TWh (2040)) hin zu GuD-KWK-
Anlagen (0,3–3,4 TWh) und von Pumpspeichern und P2G-Anlagen zu Batteriespeichern (0,3–2,2 TWh). 
Die strategische Reserve selbst kommt allerdings weder in Deutschland noch in den anderen model-
lierten Ländern zum Einsatz, da der Kraftwerkspark zur Lastdeckung immer noch ausreichend groß ist.  
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Die größten Veränderungen der Stromproduktion gibt es erwartungsgemäß in den Szenarien 3–5 mit 
Kapazitätsmärkten. Von der um 0,6–2,3 TWh geringeren Stromproduktion aus bis 2030 weniger vor-
handenen Steinkohle-KWK-Anlagen in Szenario 3 – CMnat profitieren in Deutschland überwiegend 
GuD-Kraftwerke (3,5–4,5 TWh). Ab 2040 wird Stromproduktion aus Erdgas-KWK-GuDs (2,3–2,5 TWh) 
und aus dem Ausspeichern von P2G-Anlagen (–1,8 TWh (2040)) durch Anlagen im Ausland verdrängt. 
In Europa fallen die Verschiebungen bis 2040 vergleichsweise gering aus. Im Jahr 2020 wird Strom aus 
Kernenergie (–3 TWh) und den fehlenden Steinkohlekraftwerken (-3,5 TWh) von GuDs (+9 TWh) pro-
duziert. Letztere und Pumpspeicher verlieren ab 2040 jedoch Marktanteile und werden durch CCS-
Kraftwerke (3–21 TWh) und aufgrund der nochmals höheren Speicherleistung durch Batteriespeicher 
(6,9–15,7 TWh) ersetzt.  
Ähnliche Resultate ergeben sich in Szenario 4 – CMimp. In Deutschland bedeutet der Kapazitätsimport 
auch einen höheren Nettostromimport, wodurch 2030 und 2040 vorwiegend KWK-GuDs (–7,6 TWh 
bzw. –4,2 TWh) und Braunkohle KWK-Anlagen (–1 TWh (2030)) verdrängt werden. Im Jahr 2050 wird 
die um 3 TWh niedrigere Benutzung der P2G-Anlagen teilweise durch Batterien und Pumpspeicher 
ausgeglichen. In Europa ergibt sich ein anderes Bild. Die Stromproduktion aus hier nicht vorhandenen 
CCS-Kraftwerken (–2,7 TWh (2030) bis –25 TWh (2050)) wird überwiegend durch KWK-GuDs und Bat-
teriespeicher kompensiert. Durch die höhere Speicherbewirtschaftung und den notwendigen Aus-
gleich der Speicherverluste sowie durch geringeres Abregeln der EE-Erzeugung ist hier die residuale 
Stromproduktion ab 2030 um 2,5–5,5 TWh größer. 
Ohne Kapazitätsmarkt in Deutschland (Szenario 5 – DEnoCM) sinkt die Stromerzeugung in Deutschland 
zwischen 2020 und 2050 insgesamt um 0,8–7,2 TWh. Vor allem ab 2030 trifft dies GuD-KWK-Anlagen 
(–4,4 TWh (2050) bis –8,4 TWh (2040)) aufgrund der geringeren Kapazität. Da der deutsche Kraft-
werkspark hier im Vergleich zu Szenario 1 – EOM kleiner ist, werden diese in der Folge fast ausschließ-
lich durch Anlagen im Ausland über höhere Importe und niedrigere Exporte verdrängt. In Abbildung 
52 ist die Veränderung der Stromproduktion außerhalb Deutschlands im Vergleich zu Szena-
rio 3 – CMnat dargestellt.40 Die geringere Stromproduktion in Deutschland wird ab 2030 hauptsächlich 
durch konventionelle GuD-Kraftwerke (10–25 TWh) ausgeglichen. Im Jahr 2020 profitieren noch Stein-
kohlekraftwerke (5,7 TWh). Bis 2050 produzieren CCS-Technologien mit –1,5 TWh (2030) bis –24 TWh 
(2050) hingegen deutlich weniger. Der Verzicht Deutschlands auf einen Kapazitätsmarkt führt also zu 
einem Attraktivitätsverlust dieser Technologie. 
                                                                                 
40 In Szenario 5 – DEnoCM ist außerhalb Deutschlands das Marktdesign identisch zu Szenario 3 – CMnat, das sich 
somit als geeigneter Vergleichsmaßstab für diese Kategorie anbietet. 
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Abbildung 52: Veränderung der Stromproduktion im Ausland (ohne Deutschland) in Szenario 5 - DEnoCM im 
Vergleich zu Szenario 3 - CMnat (Quelle: eigene Darstellung) 
6.1.5 Entwicklung des Stromaustausches zwischen den Modellregionen 
Der marktdesignbedingten veränderten Stromproduktion folgt erwartungsgemäß auch ein geänderter 
Stromaustausch. In Abbildung 53 sind die Szenarioeffekte aufgeführt. 
















Abbildung 53: Entwicklung des Stromaustausches zwischen Deutschland und seinen Nachbarländern (oben) 
und gesamtes Brutto-Stromhandelsvolumen in Europa (unten) – Szenariovergleich (Szenarien 2-5 als Differenz 
zu Szenario 1; Quelle: eigene Darstellung) 
Im Basisszenario 1 – EOM steigen die Stromexporte Deutschlands mit dem fortschreitenden Strom-
netz- und EE-Ausbau annähernd linear von 75 TWh im Jahr 2020 auf 162 TWh im Jahr 2050 an. Die 
Stromimporte erreichen ihr Maximum nach 68 TWh in 2020 mit 120 TWh bereits 2030. Anschließend 
sinken sie bis 2050 linear auf 82 TWh ab. Im Saldo ergibt sich 2030 ein Importüberschuss von 
27 TWh – Deutschland wird somit zum Nettostromimporteur. Dieser wandelt sich danach in einen Ex-
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hoch wie die Importe. Dieser Effekt wurde aufgrund der beschriebenen örtlichen Verschiebung von 
Erzeugungskapazität nach Deutschland und den daraus folgenden Leistungsüberschüssen im Jahr 2050 
erwartet. In Europa insgesamt steigen die Brutto-Handelsvolumina von 492 TWh im Jahr 2020 auf 696–
714 TWh ab 2030 an. Das Verharren auf etwa konstantem Niveau ab 2040 ist an dieser Stelle allerdings 
der Modellannahme geschuldet, dass sich die Kuppelstellenkapazitäten (mangels Daten) ab 2030 kon-
stant entwickeln. 
Die Einführung von Kapazitätsmechanismen hat in Teilen sehr unterschiedliche Auswirkungen auf den 
Stromaustausch. Während in Deutschland besonders bei Kapazitätsmärkten sichtbare Differenzen auf-
treten, sind die Effekte auf das gesamte europäische Stromhandelsvolumen nur sehr gering. 
Die Veränderungen der Stromhandelsbilanz Deutschlands durch die Einführung einer strategischen 
Reserve in allen modellierten Ländern (Szenario 2 – StR) sind nahezu vernachlässigbar. In allen Modell-
jahren gehen Im- und Exporte um 0,5–2,5 TWh zurück, was kaum einen Einfluss auf den Importsaldo 
hinterlässt. In Europa reduziert sich das Handelsvolumen lediglich in den Jahren 2030 und 2050 gering-
fügig um 0,5–2 TWh. Im Jahr 2040 liegt es hingegen 3,5 TWh höher. 
Die Einführung unilateraler Kapazitätsmärkte im Szenario 3 – CMnat in allen Modellregionen hat eben-
falls nur geringe Effekte auf die deutsche Handelsbilanz. Im Jahr 2020 sinken die Importe leicht um 
2,4 TWh und steigen 2040 um 2,6 TWh – mit entsprechenden Auswirkungen auf den Exportsaldo. Das 
gesamteuropäische Handelsvolumen sinkt 2020 um 5,4 TWh und steigt 2030 um 1,5 TWh, 2040 um 
3,7 TWh und 2050 um 2,6 TWh.  
Durch kooperative Kapazitätsmärkte (Szenario 4 – CMimp) sind die Auswirkungen aufgrund der Ver-
änderungen der Stromproduktion für Deutschland größer als in Szenario 3, allerdings insgesamt wei-
terhin niedrig. Treiber für Differenzen sind vor allem die sich ändernden Importe. Diese führen zwi-
schen 2030 zu einem um 9,5 TWh geringeren Handelssaldo, was die Importabhängigkeit in diesem 
Modelljahr auf einen Saldo von –36 TWh vergrößert. Im Jahr 2050 steigt der Exportüberschuss durch 
niedrigere Importe um 3,9 TWh. Das gesamteuropäische Handelsvolumen liegt in allen Stützjahren auf 
einem höheren Niveau. 2040 und 2050 steigt es um 8,5 TWh bzw. 4,3 TWh an. Der Austausch von 
Kraftwerksleistung zwischen gekoppelten Kapazitätsmärkten befördert somit auch einen intensiveren 
Austausch zwischen den gekoppelten Strommengenmärkten. 
Verzichtet Deutschland wie in Szenario 5 – DEnoCM auf einen Kapazitätsmarkt, während alle anderen 
Länder einen solchen einführen, resultieren aus der geringeren Stromproduktion in Deutschland vor 
allem geringere Exporte (2020: –2 TWh; 2030: –3,3 TWh; 2040: 2,1 TWh und 2050: –2,7 TWh) und 
2030 und 2040 höhere Importe (2030: 3,9 TWh; 2040: 4,2 TWh). Die deutsche Handelsbilanz ver-
schlechtert sich insgesamt auf ein Niveau von 7 TWh (2020), –34 TWh (2030), 31,8 TWh (2040) bzw. 
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79 TWh (2050). Das europäische Handelsvolumen sinkt analog zu Szenario 3 – CMnat hingegen 2020 
leicht um 4,3 TWh bzw. 2030 um 5,9 TWh und steigt 2040 um 2,4 TWh sowie 2050 um 5,1 TWh an. 
Die beschriebenen Mengeneffekte haben Auswirkungen auf die Preise in den modellierten Märkten. 
Diesen Effekten wird im folgenden Kapitel nachgegangen. 
6.2 Preiseffekte 
Die Veränderungen im Kraftwerkspark und die daraus resultierenden Strommengeneffekte beeinflus-
sen aufgrund der veränderten Struktur der Merit-Order auch die Preise im Day- Ahead-Spotmarkt und 
diese wiederum die opportunitätskostenbasierten Kapazitätsmarktpreise. Diese werden nachfolgend 
analysiert. 
6.2.1 Entwicklung der Day-Ahead-Spotmarktpreise 
Ein kleinerer Kraftwerkspark – ergo eine kürzere und in der Regel auch steiler verlaufende Merit-Or-
der – führt ceteris paribus grundsätzlich zu höheren Spotmarktpreisen, da sich der Schnittpunkt von 
Angebots- und Nachfragekurve in den hinteren Bereich verlagert. Abbildung 54 zeigt die statischen 
Merit-Order-Kurven41 je Szenario beispielhaft für die Modelljahre 2020 und 2040.  
 
Abbildung 54: Statische Merit-Order-Kurven des deutschen fossil-thermischen Kraftwerksparks für 2020 (links) 
und 2040 (rechts) im Szenariovergleich (ohne Speichertechnologien, dezentrale Must-Run und Lastabwurf; Va-
riable Kosten für KWK-Anlagen im Kondensationsbetrieb; Quelle: eigene Darstellung) 
                                                                                 
41 Die hier dargestellten Kurven basieren auf der installierten Kraftwerksleistung und den kurzfristigen variablen 
Kosten der fossil-thermischen Kraftwerke. Die Verfügbarkeit der Anlagen, die Ramping-Kosten und die Opportu-
nitätskosten der Wärmeauskopplung, die in jedem Zeitschritt variieren können, werden in der Grafik nicht be-
rücksichtigt. Der Verlauf der Merit-Order kann somit in jedem Zeitschritt zum Teil deutlich von den dargestellten 
Kurven abweichen, so dass im vorderen Bereich deutlich niedrigere und im hinteren Bereich deutlich höhere 
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Die Szenarien sortieren sich entsprechend der Größe und der Struktur ihres Kraftwerksparks ein. Die 
Szenarien 5 – DEnoCM, 2 – StR und 1 – EOM, haben in beiden Modelljahren erwartungsgemäß die kür-
zeste und steilste Merit-Order, Szenario 3 – CMnat die längste und flachste. Es ist also zu erwarten, 
dass in den Szenarien 5 – DEnoCM, 2 – StR und 1 – EOM die Day-Ahead-Spotmarktpreise höher ausfal-
len als in den Kapazitätsmarktszenarien 3 und 4. Allerdings unterscheiden sich die Szenarien erst ab 
einer Kraftwerksparkgröße bzw. einer Residuallast von mehr als 42 GW. Hier zeigt sich erneut, dass 
sich die Einführung von Kapazitätsmärkten in Deutschland in erster Linie auf die Bereitstellung von 
Spitzenlastkraftwerken auswirkt. Abbildung 55 stellt die durchschnittlichen Day-Ahead-Spotmarkt-
preise für Deutschland und Europa dar. 
 
Abbildung 55: Basepreis für Deutschland (links) und Europa (rechts) je Modelljahr im Szenariovergleich (Quelle: 
eigene Darstellung) 
Die grundsätzliche Entwicklung der Spotmarktpreise im Zeitverlauf wird maßgeblich von der Entwick-
lung der Brennstoff- und der CO2-Preise bestimmt. Aufgrund der stark steigenden CO2-Preise und des 
erheblichen Kapazitätsrückgangs steigen die Day-Ahead-Spotmarktpreise in allen Szenarien zwischen 
2020 und 2030 massiv an. In Deutschland verdreifachen sich die Preise von einem Niveau um 
27 €/MWh auf 70–73 €/MWh. In Europa vollzieht sich der Anstieg bis 2030 auf ein etwas geringeres 
Niveau von 65–67 €/MWh. Der EE-Ausbau in Deutschland wirkt erst ab 2040 über den Merit-Order-
Effekt stärker auf die Preisentwicklung als der CO2-Preisanstieg, sodass bis 2050 die Preise auf ein Ni-
veau von etwa 62–64 €/MWh absinken. Auch der Leistungsüberschuss senkt 2050 die Preise. Im Aus-
land entfaltet der EE-Ausbau ebenso einen preisdämpfenden Effekt, kann den weiteren Anstieg der 
CO2-Preise aber nicht vollständig kompensieren. 
 
2020 2030 2040 2050
Sz 1 EOM 27,82 72,71 69,34 63,13
Sz 2 StR 27,64 72,72 69,44 63,20
Sz 3 CMnat 26,81 70,66 69,05 62,70
Sz 4 CMimp 27,54 70,79 69,50 63,61














2020 2030 2040 2050
Sz 1 EOM 28,48 66,86 71,38 72,05
Sz 2 StR 28,25 66,96 71,55 72,54
Sz 3 CMnat 27,69 64,67 69,64 69,70
Sz 4 CMimp 28,07 64,95 69,51 71,24
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Erwartungsgemäß liegen die Preisniveaus in den Kapazitätsmarktszenarien grundsätzlich unter denen 
der anderen Szenarien. Wie in obiger Abbildung 55 zu sehen ist, sind die marktdesignbedingten Preis-
differenzen entgegen den Erwartungen äußerst gering. Die Ursache hierfür liegt in der europäischen 
Marktkopplung, die dafür sorgt, dass nicht nur die nationale Merit-Order relevant ist, sondern die 
Nachfrage auch durch ausländische Kraftwerke gedeckt werden kann, solange ausreichend Kuppelstel-
lenkapazität zur Verfügung steht sowie Kostenvorteile (und somit niedrigere Preise) resultieren. Der 
höhere Importsaldo in diesen Szenarien wirkt somit den preissteigernden Effekten der kürzeren Merit-
Order entgegen. Erwartungsgemäß sind die Szenarien EOM und StR ohne umfassenden Kapazitäts-
markt aufgrund der kürzeren und steileren Merit-Order jene mit den höchsten Spotmarktpreisen. 
In Deutschland beträgt die Preisspreizung zwischen den Szenarien im Jahr 2020 gerade 1,01 €/MWh 
und steigt 2030 auf 2,10 €/MWh, um anschließend auf 0,45 €/MWh in 2040 bzw. 0,97 €/MWh im Jahr 
2050 abzusinken. In den beiden letzten Modelljahren nähern sich die Szenarien insgesamt sehr stark 
an. Ursache hierfür ist, dass die mit zunehmenden EE-Ausbau im Mittel sinkende Residuallast die Me-
rit-Order seltener in dem Bereich trifft, in dem sich die Kraftwerksparks der Szenarien unterscheiden. 
Je größer der EE-Anteil an der Stromerzeugung, desto geringer ist folglich die Wirkung der Kapazitäts-
märkte auf die Spotmarktpreise. Darüber hinaus sind die Unterschiede in den szenariospezifischen 
Kraftwerksparks selbst im Jahr 2050 gering.  
Wie an den in Tabelle 22 aufgeführten Werten sowie den in Abbildung 56 dargestellten, auf 
8.760 Stunden ausgerollten Preisdauerlinien für 2020 und 2040 zu erkennen ist, werden die Preisdif-
ferenzen zwischen den Szenarien erwartungsgemäß nahezu vollständig in den Peak-Stunden verur-
sacht. Im Rest des Jahres sind die Unterschiede zwischen den Szenarien kaum zu erkennen.  
 
Abbildung 56: Preisdauerlinien für Deutschland im gesamten Modelljahr 2020 (links) und 2040 (rechts) im 
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Dies zeigt sich besonders in den in Abbildung 57 dargestellten Preisdauerlinien der 100 Stunden mit 
den höchsten Preisen.  
 
Abbildung 57: Preisdauerlinien für Deutschland in den 100 teuersten Stunden 2020 (links) und 2040 (rechts) 
im Szenariovergleich (Quelle: eigene Darstellung) 
Tabelle 22: Vergleich der Day-Ahead-Spotmarktpreise für Deutschland je Szenario (Quelle: eigene Darstellung) 




Base 27,82 27,64 26,81 27,54 27,07 
Min -15,77 -15,77 -14,47 -11,68 -14,33 
Max 150,06 156,28 74,05 133,92 75,91 




Base 72,70 72,72 70,66 70,79 70,62 
Min -21,17 -21,17 -21,17 -21,17 -21,17 
Max 909,09 909,09 122,04 134,58 126,50 




Base 69,34 69,43 69,05 69,50 69,19 
Min -51,50 -51,50 -40,64 -38,98 -35,19 
Max 184,90 191,99 106,77 142,20 111,73 




Base 63,13 63,20 62,70 63,61 63,67 
Min -51,50 -51,50 -51,50 -51,50 -51,50 
Max 109,73 109,77 107,20 109,81 107,08 
Median 73,05 73,38 79,91 82,86 81,27 
Für Europa ergibt sich ein sehr ähnliches Bild, sowohl im Hinblick auf die Preishöhe als auch auf die 
Preisspreizung zwischen den Szenarien. Die Preisspreizung ist mit minimal 0,79 €/MWh (2020) und 
maximal 2,84 €/MWh (2050) insgesamt etwas höher als in Deutschland allein und nimmt bis 2050 
leicht zu.  
In Analogie zu (Knopf et al. 2011) lässt sich aus den Modellergebnissen schlussfolgern, dass ähnlich wie 
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die politisch motivierte Einführung von Kapazitätsmechanismen in den Schwankungen aus veränder-
ten Preisen für Brennstoffe und CO2-Zertifikate untergehen. Die Auswirkungen durch Preissteigerun-
gen dieser Commodities sind also weitaus gravierender, als es die durch die modellierten Marktdesign-
veränderungen unter den gewählten Modellannahmen sein könnten.  
6.2.2 Entwicklung der Kapazitätsmarktpreise 
Die Kapazitätspreise ergeben sich in LICOES-Europe nicht als Schattenpreise der Zielfunktion, sondern 
als opportunitätskostenbasierte Preise aus entgangenen Gewinnen am Day-Ahead-Spot- und Regel-
leistungsmarkt. Insofern spiegeln sich die Unterschiede der Szenarien im Kraftwerkspark und in den 
Day-Ahead-Spotmarktpreisen auch im jeweiligen Kapazitätsmarktpreis wider42. Ist der Spotmarktpreis 
ceteris paribus höher, so liegen die Kapazitätsmarktpreise unter einem Vergleichsszenario und anders-
herum. Bekommen alle Bieter am Ende den gleichen Preis (Einheitspreisverfahren), entscheidet das 
Gebot des letzten zur Leistungsdeckung benötigten Kraftwerks über die Höhe des Marktpreises. Im 
Falle des Gebotspreisverfahrens bekommen alle Kraftwerke lediglich den von ihnen gebotenen indivi-
duellen Marktpreis.  
Abbildung 58 zeigt die Kapazitätsmarktpreise in Deutschland und die mengengewichteten durch-
schnittlichen Kapazitätsmarktpreise für die drei Kapazitätsmarktszenarien in Europa. Dabei werden die 
Preisangaben auch nach dem Einheitspreisverfahren (Uniform Pricing) und dem Gebotspreisverfahren 
(Pay-as-bid Pricing) unterschieden. Bei Letzterem werden die mittleren Gebotspreise angegeben. Die 
Gebotspreise spiegeln die kostendeckende Untergrenze (Gewinn = 0 €) wieder und die Einheitspreise 
den zur Kostendeckung notwendigen Preis des unwirtschaftlichsten zur Kapazitätsdeckung notwendi-
gen Kraftwerks. Der Abstand zwischen den Gebots- und den Einheitspreiskurven kann für alle anderen 
Kraftwerke folglich als durchschnittliche Gewinnmarge aus dem Kapazitätsmarkt interpretiert werden. 
Wie ersichtlich ist, sind in den beiden für Deutschland relevanten Szenarien CMnat und CMimp die 
Kapazitätsmarktpreise nahezu deckungsgleich – trotz des durch die implizite Berücksichtigung des 
Auslands doch deutlich geringeren Kapazitätsbedarfs in Szenario 4. Im Einheitspreisverfahren errei-
chen die Preise in beiden Szenarien für alle Modelljahre die in Gleichung (122) (Kapitel 4.10.7) exogen 
vorgegebene Preisgrenze von 103,84 €/(kW a), obwohl die durchschnittliche kraftwerksspezifische De-
ckungslücke (Pay-as-bid Pricing) für einen Großteil der Anlagen signifikant darunter liegt. Mit steigen-
dem EE-Ausbau, europäischer Vernetzung und der durch die hohen CO2-Preise vor allem im vorderen 
                                                                                 
42 Die Regelleistungspreise werden in die Berechnung des Kapazitätsmarktpreises ebenfalls einbezogen. Da de-
ren Höhe allerdings nur marginalen oder keinen Einfluss auf die Ergebnisse hat, wird auf eine explizite Darstellung 
und Diskussion bei den Preiseffekten verzichtet. 
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Bereich flacher werdenden Merit-Order mit geringeren inframarginalen Renten steigen die Kapazitäts-
marktpreise im Gebotspreisverfahren allmählich an, erreichen aber nie die Höhe der Preise im Ein-
heitspreisverfahren. Erwartungsgemäß liegen die Gebotspreise im Szenario 4 – CMimp bei kooperati-
ven Kapazitätsmärkten 2020 und 2030 unter denen bei nationaler Autarkie (CMnat). Ab dem Jahr 2040 
übersteigen die mengengewichteten Preise jedoch minimal jene im Szenario CMnat um 0,92 €/(kW a) 
(2040) bzw. 2,11 €/(kW a) (2050), trotz der leicht höheren Spotmarktpreise. Ursache hierfür sind die 
aufgrund der anderen Struktur der Merit-Order leicht niedrigeren inframarginalen Deckungsbeiträge. 
 
Abbildung 58: Preise im zentralen umfassenden Kapazitätsmarkt in Deutschland (links) und Europa (rechts) je 
Modelljahr im Szenariovergleich – Uniform Pricing vs. Pay-as-bid (Quelle: eigene Darstellung) 
Abbildung 59 zeigt die Gebotskurven der beiden für Deutschland relevanten Kapazitätsmarktkurven 
beispielhaft für das Modelljahr 2040.  
 
Abbildung 59: Gebotskurven im deutschen Kapazitätsmarkt im Modelljahr 2040 – Szenario 3 – CMnat im Ver-
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Preisgrenze
 
2020 2030 2040 2050
Sz 3 CMnat (up) 103,84 103,84 103,84 103,84
Sz 4 CMimp (up) 103,84 103,84 103,84 103,84
Sz 3 CMnat (pab) 3,73 8,79 41,81 59,95
















2020 2030 2040 2050
Sz 3 CMnat (up) 56,05 63,15 60,68 61,35
Sz 4 CMimp (up) 55,41 68,53 71,58 57,31
Sz 5 DEnoDM (up) 37,17 46,08 64,10 47,69
Sz 3 CMnat (pab) 5,46 6,09 16,47 22,36
Sz 4 CMimp (pab) 4,08 5,46 15,51 22,57
Sz 5 DEnoDM (pab) 5,58 5,69 11,56 15,03
Sz 3 CMnat (up;
ohne Dtl.)
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Aus der Darstellung wird deutlich, dass ein großer Teil der Kraftwerke auf Zahlungen aus dem Kapazi-
tätsmarkt angewiesen ist. Sichtbar ist auch der geringere Kapazitätsbedarf im Szenario 4 – CMimp 
durch die implizite Berücksichtigung ausländischer Kapazitäten. Die Gebotskurve steigt in Szenario 4 – 
CMimp etwas früher und stärker an, wodurch sich trotz der geringeren Kapazität die minimal höheren 
durchschnittlichen Gebotspreise erklären. 
Aus gesamteuropäischer Sicht sortieren sich die Preiskurven im Gebotspreisverfahren ab 2030 erwar-
tungsgemäß nach dem Kapazitätsbedarf: Hoher Kapazitätsbedarf (CMnat) bedeutet höhere durch-
schnittliche gebotsbasierte Kapazitätsmarktpreise.  
Das Kapazitätsmarktpreisniveau außerhalb Deutschlands ist in beiden Preisverfahren deutlich geringer 
als im Inland. Im Gebotspreisverfahren wird bis 2050 im höchsten Preisverlauf in Szenario 3 – CMnat 
gerade ein Wert von 22 €/(kW a) überstiegen. Auch die Einheitspreise sind 39–46 % geringer. Dies wird 
vor allem deutlich, wenn die Kapazitätsmarktpreise von Szenario 3 – CMnat mit (gestrichelte schwarze 
Linie) und ohne Deutschland (gepunktete schwarze Linie) verglichen werden. Die Preise liegen im Aus-
land etwa 48–56 % unter denen in Deutschland. Die Ursache hierfür liegt vor allem an dem deutlich 
höheren KWK-Anteil in Deutschland, der aufgrund der häufig unflexiblen wärmegeführten Fahrweise 
im Spotmarkt höhere Deckungslücken erzeugt, weil Preistäler durchfahren werden müssen. 
Interessanterweise liegen im Einheitspreisverfahren die Kapazitätsmarktpreise in Szenario 4 – CMimp 
trotz des geringeren Kapazitätsbedarfes 2030 und 2040 deutlich über denen in Szenario 3 – CMnat. Da 
die Preise in Deutschland in beiden Szenarien identisch sind, ist der Grund hierfür im Ausland zu su-
chen. Der Preisanstieg ist vor allem auf die Schweiz und Österreich, Norwegen, Dänemark und die Slo-
wakei zurückzuführen. In all diesen Ländern ist im Szenario 4 – CMimp der Kraftwerkspark 2030 bzw. 
2040 größer als in Szenario 3 – CMnat. Aufgrund der gestiegenen Modellflexibilität wird Kapazität aus 
den anderen Ländern in die genannten verschoben, um den Kapazitätsbedarf und dessen Kosten ins-
gesamt zu senken. Dies führt in den genannten Regionen zu einer Reduktion der Spotmarktpreise und 
folglich zu einem Anstieg der Kapazitätsmarktpreise. Da in den anderen Ländern die Kapazitätsver-
schiebung nur geringe Preissenkungen im Kapazitätsmarkt zur Folge hat, steigen die Kapazitätsmarkt-
preise insgesamt im mengengewichteten Durchschnitt an. 
In Szenario 5 – DEnoCM, dessen Rahmenbedingungen außerhalb Deutschlands identisch zu Szena-
rio 3 – CMnat sind, verläuft die rote – also nur das Ausland betreffende – Einheitspreiskurve in obiger 
Abbildung 58 in den Modelljahren 2020, 2030 und 2050 erwartungsgemäß um 9–18 % unter der ge-
punkteten Kurve von Szenario 3 (ohne Deutschland), da hier die Spotmarktpreise durch den kleineren 
gesamteuropäischen Kraftwerkspark etwas höher sind. Ein Verzicht Deutschlands auf einen Kapazi-
tätsmarkt senkt die Kapazitätsmarktpreise im Ausland in diesen Jahren. Im Jahr 2040 kehrt sich dies 
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kurzzeitig um. Durch niedrigere Spotmarktpreise steigen die Kapazitätsmarktpreise an. Der Verzicht 
Deutschlands auf einen Kapazitätsmarkt hat in diesem Modelljahr eine signifikante Steigerung der Ka-
pazitätsmarktpreise im Ausland um 25 % zur Folge. Dies betrifft allerdings nur den Einheitspreis, der 
durch das Grenzkraftwerk im Kapazitätsmarkt gesetzt wird. Denn der durch die höheren Exporte nach 
Deutschland gleichzeitig gestiegene Spotmarktpreis führt erwartungsgemäß zu einem niedrigeren Ge-
botspreisniveau im Kapazitätsmarkt – ergo zu einer im Durchschnitt geringeren Deckungslücke der 
Kraftwerke und Speicher.  
In LICOES-Europe wird generell das Einheitspreisverfahren zur Berechnung von Wohlfahrts- und Ver-
teilungseffekten, die im nachfolgenden Kapitel diskutiert werden, verwendet. 
6.3 Wohlfahrts- und Verteilungseffekte 
Zu den in diesem Kapitel diskutierten volkswirtschaftlichen Effekten der untersuchten Marktdesignän-
derungen zählen die Wirtschaftlichkeitseffekte in Form von Gewinnänderungen im Kraftwerks- und 
Speicherpark, Marktvolumina als Marktkosten43 der Nachfrageseite und Verteilungseffekte zwischen 
Marktteilnehmern und Regionen. Die gezeigten Ergebnisse basieren auf der letzten Dispatch-Optimie-
rung des gewinnoptimalen Kraftwerksparks im Modellteil LICOES-Market. Nach der Konvergenz der 
interiterativen Preisdifferenzen stellt dies den tatsächlich abschließenden Einsatz des Kraftwerksparks 
dar, der dann auch wieder die Lastdeckungs- und Bilanzgleichungen einzuhalten hat. 
6.3.1 Entwicklung der Gewinne im konventionellen Kraftwerks- und Spei-
cherpark 
Die nachfolgend diskutierten Gewinne ergeben sich durch Abzug sämtlicher Brennstoff-, Betriebs- und 
Kapitalkosten von den Einnahmen der Technologien aus dem modellierten Day-Ahead-Spotmarkt, den 
Regelleistungsmärkten und im Falle der Szenarien 2–5 aus den Kapazitätsmechanismen. Bei Kapazi-
tätsmärkten werden die Einheitspreise zugrunde gelegt. In Abbildung 60 sind die absoluten Gewinn-
beträge je Kraftwerkstechnologie dargestellt. Abbildung 61 und Abbildung 62 zeigen die leistungsspe-
zifischen Gewinne je Technologie für Deutschland bzw. Europa.  
                                                                                 
43 Die Begriffe Marktvolumen und Marktkosten werden nachfolgend synonym verwendet. 
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Abbildung 60: Entwicklung der Gewinne im konventionellen Kraftwerks- und Speicherpark in Deutschland und 
Europa – Szenariovergleich (Szenarien 2-5 als Differenz zu Szenario 1; Quelle: eigene Darstellung) 
Wie ersichtlich ist, betragen die Gewinne im konventionellen Kraftwerks- und Speicherpark im Jahr 
2020 und 2030 des Szenarios 1 – EOM für Deutschland etwa jeweils 2,5–3 Mrd. €. Während dieser Be-
trag 2020 in etwa zu 80 % durch Kohlekraftwerke erwirtschaftet wird, sinkt deren Gewinnsumme bis 
2030 aufgrund der hohen CO2-Preise und der Verdrängung durch Erdgas-KWK-Anlagen auf nahezu null. 
In den Jahren 2040 und 2050 sinken die Gesamtgewinne der Technologien auf –0,7 Mrd. € bzw.  
–2,9 Mrd. € ab. Da Kondensationskraftwerke dann kaum noch in Betrieb sind, entfallen die Gewinne 
hauptsächlich auf Pumpspeicher (jeweils ca. 0,5 Mrd. €). Auf der Verlustseite stehen ab 2040 vor allem 
KWK-Anlagen. Diese haben bei gleichzeitiger Wärmeauskopplung wie beschrieben im Strommarkt 
auch Preise unterhalb ihrer variablen Kosten zu akzeptieren. Auch die wirtschaftlich verbundenen mo-
dellierten P2H-Anlagen können diese Verluste nicht signifikant reduzieren, da sie hauptsächlich zur 
Regelleistungsvorhaltung genutzt werden.  
Dies bedeutet im Umkehrschluss zum einen, dass die angenommene Wärmegutschrift in Höhe der 
Opportunitätskosten der alternativen Wärmeproduktion in Heißwassererzeugern zu gering ist, um die 
Verluste im Spotmarkt auszugleichen. Zum anderen optimiert LICOES-Decentral den Ausbau des Kraft-
werksparks auf Basis des Kapitalwerts (vgl. Kapitel 4.10.8). Ist dieser positiv, wird die Anlage in Betrieb 
genommen oder gehalten. In der Kapitalwertberechnung werden allerdings mögliche diskontierte Ver-
luste in 2050 mit den Gewinnen der Vorjahre aufgerechnet, wodurch immer noch ein positiver Kapi-
talwert über den kompletten Modellhorizont verbleiben kann. In der Darstellung der Gewinne in Ab-
bildung 61 und Abbildung 62 wird hingegen auf eine Diskontierung verzichtet. Die Verluste können 
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(LICOES-Decentral) in der hier zugrunde gelegten Dispatch-Optimierung zu Marktbedingungen 
(LICOES-Market) auch die Lastdeckungs- und Bilanzgleichungen einzuhalten sind, die ihrerseits die öko-
nomische Flexibilität der Anlagen einschränken.  
 
Abbildung 61: Entwicklung der leistungsspezifischen Gewinne im konventionellen Kraftwerks- und Speicher-
park in Deutschland – Szenariovergleich (Szenarien 2-5 als Differenz zu Szenario 1; Quelle: eigene Darstellung) 
In der spezifischen Betrachtung stechen die Erdgas-KWK-Dampfkraftwerke hervor. Deren im Vergleich 
hohen spezifischen Gewinne ab 2040 resultieren aus einem einzigen Aggregat mit geringer Leistung, 
einem vergleichsweise niedrigen elektrischen Wirkungsgrad, geringer Stromkennzahl und wenig Fix-
kosten. Dieses wird zur Deckung der Wärmelast durch Retrofit in Betrieb gehalten. Die hohen spezifi-
schen Gewinne werden zum Großteil durch die steigende Wärmegutschrift verursacht, die sich durch 
die niedrige Stromkennzahl überproportional positiv auf die Wirtschaftlichkeit auswirken.  
Einen Sonderfall bilden P2G-Anlagen. Diese erwirtschaften 2050 in Deutschland einen geringen Verlust 
von 57 Mio. € bzw. 8 €/(kW a). Da diese Verluste nur mit geringen Gewinnen des Vorjahrs verrechnet 
werden können, liegt die Ursache für den Zubau der Technologie trotz Verlusten in der Iterationsme-
thodik. Die hier dargestellten Gewinne ergeben sich aus der Marktoptimierung in LICOES-Market, die 
lediglich auf die kurzfristigen variablen Kosten des Kraftwerkseinsatzes unter der Bedingung der Nach-
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Voriteration und ohne Restriktionen der Nachfragedeckung optimiert, da die dezentralen Akteure die 
genaue Höhe der Nachfrage nicht kennen. Das bedeutet, dass erstens ein für jede Technologie gewinn-
optimales Ergebnis nur bei vollständiger Information über die zukünftige Marktlage zu erwarten ist 
und zweitens, dass die modellierte Markterwartung besser war als der tatsächliche Markterlös dieser 
Anlagen. Insofern spiegelt LICOES-Europe in der Tendenz die in Kapitel 2.4.3 diskutierte Kannibalisie-
rungsproblematik wider: Die Investition wirkt den beobachteten auskömmlichen Preisen entgegen. Als 
Drittes lässt sich in diesem Zusammenhang feststellen, dass die Kostenvorteile der Technologien un-
tereinander relativ gering sind, wodurch die optimale Lösung bereits durch kleine Preis- bzw. Kosten-
änderungen signifikant andere Ergebnisse hervorbringen kann. Das Investitionsrisiko steigt durch diese 
Unsicherheit erheblich.  
 
Abbildung 62: Entwicklung der leistungsspezifischen Gewinne im konventionellen Kraftwerks- und Speicher-
park in Europa – Szenariovergleich (Szenarien 2–5 als Differenz zu Szenario 1; Quelle: eigene Darstellung) 
In Europa insgesamt wird die Entwicklung der Gewinne von 2020 bis 2050 im Szenario 1 – EOM maß-
geblich durch die Entwicklung der CO2-Preise und der daraus folgenden höheren Spotmarktpreise und 
der durch höhere Kostendifferenzen zwischen den Technologien gestiegenen inframarginalen Renten 
(Deckungsbeiträge) beeinflusst. Die Gewinne der Anlagenbetreiber, die 2020 eher gleichmäßig über 
alle Technologien verteilt sind, verfünffachen sich bis 2030 mit dem Sprung des CO2-Preises. Haupt-
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bei steigenden Preisen für CO2-Zertifikate und Strom ceteris paribus deren spezifische variable Kosten 
nicht erhöhen, wodurch sie hohe zusätzliche Deckungsbeiträge realisieren können. Bei weitem am 
meisten trifft dies auf Kernkraftwerke zu, die ihren Gewinn trotz Kapazitätsreduktion europaweit von 
1,4 Mrd. € im Jahr 2020 bis auf 24,4 Mrd. € im Jahr 2030 versiebzehnfachen. Sie steigern ihren spezifi-
schen Gewinn von 13 €/(kW a) auf 251 €/(kW a). Mit schrumpfender Leistung und sinkendem Markt-
anteil gehen aber auch deren absolute Gewinne bis 2050 wieder deutlich bis auf 8 Mrd. € zurück, 
wenngleich ihre spezifischen Gewinne durch die weiter wachsenden CO2-Preise bis auf 328 €/(kW a) 
ansteigen.  
Daneben profitieren Speicherwasserkraftwerke in Norwegen, Schweden, Österreich und der Schweiz 
mit absoluten Gewinnbeträgen von 5,4–6,2 Mrd. € p. a. von den hohen CO2-Preisen ab 2030. Die stär-
kere Spreizung zwischen Hochpreis- und Tiefpreisphasen kommt zudem auch Pump- (0,8–3 Mrd. €) 
und ab 2050 Batteriespeichern (0,8 Mrd. €) zugute. Auch Braunkohle-CCS-KWK-Anlagen als CO2-arme 
Technologie profitieren von der Marktlage außerhalb Deutschlands. Sie erreichen im Jahr 2030 mit 
320 €/(kW a) einen noch höheren spezifischen Gewinn als die Kernkraftwerke, wenngleich deren ab-
solute Gewinne durch die geringe installierte Leistung im gleichen Jahr nur etwa 272 Mio. € ausma-
chen. Mit zunehmendem EE-Ausbau, steigenden CO2-Preisen und gleichbleibenden Großhandels-
strompreisen sinken aber auch deren spezifische Gewinne bis 2040 auf ein Niveau von 257 €/(kW a) 
bzw. bis 2050 auf 180 €/(kW a) ab. 
Die spezifische Profitabilität der einzelnen Technologien unterscheidet sich somit selbst zwischen den 
gewinnträchtigen Technologien erheblich. Vor allem vergleichsweise CO2-arme, mit Erdgas befeuerte 
KWK-Anlagen mit und ohne CCS erreichen durch geringe CO2-Zertifikatkosten und die Wärmegutschrift 
grundsätzlich deutlich höhere spezifische Gewinne als Kondensationskraftwerke. Konventionelle 
Braunkohle-KWK-Anlagen sind spätestens ab 2040 mit –89 €/(kW a) unprofitabel. Bei den Speicher-
technologien ist auffällig, dass 2040 und 2050 die Pumpspeicher mit 64 €/(kW a) bzw. 69 €/(kW a) ten-
denziell in Deutschland spezifisch deutlich profitabler sind als Batteriespeicher mit 42 €/(kW a) bzw.  
–4 €/(kW a), da erstere auf Bestandskapazität keine Kapitalkosten zu entrichten haben. In Europa be-
steht die Differenz mit 54 €/(kW a) (2040) bzw. 70 €/(kW a) (2050) vs. –1 €/(kW a) bzw. 18 €/(kW a) 
ebenso. 
Die Einführung einer strategischen Reserve in Szenario 2 – StR hat sowohl in Deutschland als auch in 
ganz Europa nur geringe Änderungen der absoluten und spezifischen Gewinne zur Folge. In Deutsch-
land sinken die Gewinnsummen 2020 und 2030 gleichmäßig über die Technologien verteilt um 
76 Mio. € und steigen in den Folgejahren um 20–50 Mio. €. In Europa resultieren die Verschiebungen 
 Ergebnisse 176 
der spezifischen Gewinne hauptsächlich aufgrund der leichten Strukturveränderungen im Kraftwerks-
park durch den Aufbau der strategischen Reserve. Deren Gewinneffekt schwankt in Summe zwischen 
–717 Mio. € und 59 Mio. €.  
Die Einführung von Kapazitätsmärkten mit Einheitspreisen und nationaler Autarkie in Szenario 
3 – CMnat führt durch den zusätzlichen Einkommensstrom zu erheblichen Steigerungen der Gewinne 
im Kraftwerkspark um durchschnittlich 69–85 €/(kW a) in Deutschland. Absolut betrachtet, profitieren 
die Technologien in Relation zu ihrem Anteil an der installierten Leistung. Die Gewinnsteigerung in 
Deutschland beträgt zwischen 5,3 Mrd. € in 2030 und 5,9 Mrd. € in 2050 sowie gesamteuropäisch zwi-
schen 13 Mrd. € in 2050 und 16,4 Mrd. € in 2020. Der Rückgang der absoluten Gewinne erfolgt analog 
zur Schrumpfung des fossil-thermischen Kraftwerkspark in Europa. Vom gesunkenen Preisniveau in 
den Regelleistungsmärkten infolge der vom Kapazitätsmarkt verursachten Überkapazitäten sind 
Lastabwurfmaßnahmen betroffen, die im Kapazitätsmarkt nur implizit – also ohne Vergütung – Berück-
sichtigung finden. Durch das unterschiedliche Kapazitätspreisniveau und die Struktur des Kraftwerk-
sparks profitieren in Europa insgesamt die Technologien ungleichmäßiger von der Einführung eines 
Kapazitätsmarktes. 
In Szenario 4 – CMimp liegen die absoluten Gewinnsteigerungen der deutschen Kraftwerke und Spei-
cher 2030 mit 4,8 Mrd. € etwas unter denen im Szenario 3, während sie 2050 1,1 Mrd. € darüber lie-
gen. Da der Abstand zwischen Grenz- und Gebotspreisen im Kapazitätsmarkt, welcher der spezifischen 
Gewinnmarge entspricht, gleichbleibt, wird die Abweichung fast vollständig durch die unterschiedliche 
Größe des Kraftwerksparks verursacht. Der Gewinneffekt weicht also vom Preiseffekt ab. Aus gesamt-
europäischer Sicht steigen die Gewinne mit +13,5 Mrd. € bis +19 Mrd. € in diesem Szenario nochmals 
weiter an, da hier einerseits die Spotmarktpreise etwas höher liegen und andererseits die Kapazitäts-
marktpreise als Einheitspreise zwischen 2030 und 2040 deutlich über Szenario 3 hinausgehen. Die Ef-
fekte im Bereich der spezifischen Gewinne sind folglich nochmals größer – auch, weil sich die zusätzli-
chen Gewinne auf einen im Vergleich zu Szenario 3 deutlich kleineren Kraftwerkspark verteilen.  
P2G-Anlagen und KWK-Ölkraftwerke reißen in Szenario 4 und 5 nach unten aus. Dies liegt auch hier 
erneut an der Kapitalwertmethode. Im Falle der KWK-Ölkraftwerke, bewirkt deren starke Kapazitäts-
reduktion zwischen 2020 und 2040, dass der Kapitalwert trotz hoher spezifischer Verluste weiterhin 
positiv ist. Bei den P2G-Anlagen und im Szenario 5 – DEnoCM auch bei Batteriespeichern verhält es 
sich umgekehrt: die hohen spezifischen Verluste werden lediglich von sehr kleinen Anlagen verursacht, 
wodurch nur sehr geringe absolute Verluste resultieren, die mit (diskontierten) späteren absoluten 
Gewinnen aufgerechnet werden.  
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Im Szenario 5 – DEnoCM haben die deutschen Kraftwerke aufgrund des kleineren Kraftwerksparks und 
der geringeren Spotmarktpreise in Summe Gewinneinbußen zu verkraften. Diese betragen 0,3 Mrd. € 
im Jahr 2020, 1 Mrd. € in 2030, 0,4 Mrd. € in 2040 und 0,05 Mrd. € im Jahr 2050. KWK-Anlagen, die 
ihre Leistung sowie ihre Wärme- bzw. die gekoppelte Stromproduktion nicht weiter reduzieren kön-
nen, sind von einem Verzicht auf einen Kapazitätsmarkt in Deutschland am ehesten betroffen. Auch 
Pump- und P2G-Speicher verlieren an Profitabilität. KWK-Ölturbinen können ihre Verluste in Szena-
rio 1 – EOM durch eine Leistungsreduktion verringern, woraus der Ausreißer nach oben folgt. Im Aus-
land sind die Ergebnisse strukturell sehr ähnlich zu Szenario 3 – CMnat, jedoch sind die zusätzlichen 
Gewinne durch den Kapazitätsmarkt hier geringer, da die Kapazitätsmarktpreise 2020, 2030 und 2050 
deutlich niedriger ausfallen. Wie aus Abbildung 63 hervorgeht, sinken die Gewinne in Summe um 
2,2 Mrd. € in 2020, 2,6 Mrd. € in 2030, 1,9 Mrd. € in 2050 und steigen um 2,6 Mrd. € in 2040. Die Ver-
luste bzw. Gewinne verteilen sich entsprechend des Anteils der Technologien am Kraftwerkspark und 
deren spezifischen Margen. Hauptprofiteur eines unilateralen Kapazitätsmarktverzichts in Deutsch-
land wären im Jahre 2040 die ausländischen Kernkraftwerke und die Speicherwasserkraftwerke (je-
weils +1,4 Mrd. €).  
 
Abbildung 63: Gewinne im konventionellen Kraftwerks- und Speicherpark außerhalb Deutschlands – 
Szenario 5 – DEnoCM vs. Szenario 3 – CMnat (Quelle: eigene Darstellung) 
Aus Sicht der Kraftwerks- und vor allem der Speicherbetreiber reduzieren Kapazitätsmärkte folglich 
das wirtschaftliche Risiko, das aus der langen Nutzungsdauer der Technologien, der zu erwartenden 
technologischen Entwicklung (Disruption) und der daraus folgenden Transformation des gesamten 
Kraftwerksparks hin zu erneuerbaren bzw. emissionsarmen, flexiblen Technologien wie Solar- und 
Windenergieanlagen und Speicher erwächst. Aus politischer Sicht bieten sich Kapazitätsmärkte daher 
grundsätzlich an, den Transformationsprozess mittels sinnvoller Präqualifikationsbedingungen abzusi-
chern und im Sinne einer gezielteren Mengensteuerung sogar zu beschleunigen – bspw. durch geeig-
nete Kriterien, die Speichertechnologien, eine gleichberechtigte Teilnahme am Kapazitätsmarkt erlau-
ben. Da der Regulator genauso wie die Marktteilnehmer die Entwicklung einzelner Technologien je-
doch nicht perfekt voraussehen und antizipieren kann, sollten die Teilnahmebedingungen folglich 
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zen durch regulatorisch bedingte Technologiefehlentwicklungen zu vermeiden. Wie Szena-
rio 4 – CMimp zeigt, muss eine Beteiligung des Auslands am Kapazitätsmarkt allerdings nicht notwen-
digerweise zu geringeren Kosten führen. Bei Einheitsbepreisung sind auch höhere Kapazitätsmarkt-
preise möglich, wodurch die Kosten für Verbraucher sogar steigen könnten. Dem wird im folgenden 
Abschnitt auf den Grund gegangen. 
6.3.2 Entwicklung des Marktvolumens 
Die Marktvolumina ergeben sich durch Multiplikation der nachgefragten Mengen je Markt mit dem 
Markträumungspreis in jedem Zeitschritt. Durch die Unterschiede in den Marktpreisen und -mengen 
ergeben sich somit unterschiedliche Marktvolumen, die am Ende von den Stromverbrauchern als 
Marktkosten zu tragen sind. Im Folgenden werden diese Unterschiede zum Basisszenario 1 – EOM prä-
sentiert und diskutiert. 
Abbildung 64 zeigt die Marktvolumina, aufgegliedert nach Märkten für Szenario 1 – EOM, und dazu die 
jeweiligen Differenzen der Szenarien mit Kapazitätsmechanismen. In Abbildung 65 wird anschließend 
der saldierte Nettoeffekt der Szenarien 2–5 dargestellt. 






















Abbildung 64: Entwicklung der Marktvolumina in Deutschland (oben) und Europa (unten) – Szenariovergleich 
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Abbildung 65: Differenzen der Summe aller Marktvolumina je Szenario für Deutschland (links) und Europa 
(rechts) im Vergleich zu Szenario 1 – EOM (Quelle: eigene Darstellung) 
Auf den ersten Blick ist ersichtlich, dass sich die Marktvolumina in Szenario 1 – EOM vor allem mit dem 
durch den hohen CO2-Preis ab 2030 verursachten Anstieg der Spotmarktpreise deutlich steigern. Unter 
den gewählten Modellannahmen würden sich die Marktvolumina zwischen 2020 und 2030 von 
15,5 Mrd. € in Deutschland bzw. von 95 Mrd. € in Europa insgesamt auf 39 Mrd. € bzw. 209 Mrd. € 
mehr als verdoppeln. Mit dem anschließenden leichten Absinken der Spotmarktpreise schrumpfen sie 
in Deutschland bis 2050 auf etwa 33,3 Mrd. €. Im Ausland wirkt die steigende Stromnachfrage der 
leichten Preiserholung im Spotmarkt entgegen, sodass hier die Marktvolumina bis 2040 und 2050 auf 
dann 236 Mrd. € weiter wachsen. Neben den Spotmarktvolumen vervielfachen sich durch die infolge 
des EE-Ausbaus wachsende Nachfrage auch die Kosten für die Regelleistungsbeschaffung im Zeitver-
lauf von 20 Mio. € (2020) auf 122 Mio. € (2050) in Deutschland und von 816 Mio. € (2020) auf 
1,5 Mrd. € (2050) in ganz Europa. In Relation zum Spotmarktvolumen spielen diese aufgrund der Mo-
dellierungsmethodik nur sehr geringen Beträge allerdings in allen Szenarien nur eine marginale Rolle.  
Im Vergleich zu Szenario 1 – EOM verändern sich die Marktvolumina in Szenario 2 – StR nur minimal. 
In Deutschland liegen sie spotmarktpreisbedingt in 2020 mit –49 Mio. € geringfügig niedriger, ab 2030 
mit +0,1 Mrd. € (2030) bzw. +0,2 Mrd. € (2040 und 2050) etwas höher. In Europa insgesamt führt das 
minimal geringere Preisniveau 2020 zu einer Kosteneinsparung von immerhin 188 Mio. €. Ab 2030 
übersteigen die Marktvolumina den Vergleichswert allerdings um 0,4–1,1 Mrd. €. Die Wirkung der in 
diesem Szenario veränderten Spotmarktpreise überwiegt nicht die in Tabelle 23 aufgeführten Kosten 
aus der Beschaffung der strategischen Reserve. Bei Beschränkung der Vergütung auf die variablen und 
fixen Betriebskosten der beschafften Anlagen, betragen diese für ganz Europa jederzeit nur 432–
708 Mio. € jährlich. Die erheblichen Stilllegungen der konventionellen Überkapazität erleichtert somit 
eine kostengünstige Beschaffung der Reserve. 
 
2020 2030 2040 2050
StR 0,0 0,1 0,2 0,2
CMnat 5,8 5,1 6,1 5,9
CMimp 5,9 4,5 6,1 7,3












2020 2030 2040 2050
StR -0,2 1,1 0,4 0,8
CMnat 16,2 12,3 12,6 10,0
CMimp 17,1 14,2 17,2 11,5
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Tabelle 23: Kosten der strategischen Reserve (Quelle: eigene Berechnung) 
 
2020 2030 2040 2050 
Einheit [Mio. €] [Mio. €] [Mio. €] [Mio. €] 
Deutschland 61 126 177 157 
Ausland 495 582 257 275 
Summe 556 708 434 432 
In Deutschland hat die Einführung von Kapazitätsmärkten mit Einheitspreisen und nationaler Autarkie 
(Szenario 3 – CMnat) sehr hohe Kostenwirkungen für Verbraucher. Die Summe der Marktvolumina 
übersteigt jene aus Szenario 1 – EOM um 5,1 Mrd. € (2030) bis 5,9 Mrd. € (2050). Dies entspricht Stei-
gerungsraten zwischen 13 % (2030) und 38 % (2020) im Vergleich zu Szenario 1. Während die Markt-
volumen durch geringere Spotmarktpreise um 0,6 Mrd. € in 2020, 1,3 Mrd. € in 2030 und jeweils 
0,2 Mrd. € in 2040 und 2050 sowie bis 2040 durch leicht geringere Regelleistungskosten zurückgehen, 
steigen sie durch den Kapazitätsmarkt um 6–6,5 Mrd. € pro Jahr an. Die Kapazitätsmarktkosten können 
durch die geringeren Spotmarktkosten also nur zu 3–22 % kompensiert werden.  
In Europa steigen die Marktvolumina um 10 Mrd. € (2050) bis 16,2 Mrd. € (2020) an, was aufgrund der 
generell niedrigeren Kapazitätsmarktpreise im Ausland anteilig ein deutlich geringeres Wachstum von 
4 % (2050) bis 17 % (2020) bedeutet. Die Kapazitätsmarktkosten in Höhe von 19–21,3 Mrd. € pro Jahr 
können folglich durch die um 2,7–8,4 Mrd. € geringeren Spotmarkt- und Regelleistungsmarktkosten zu 
15 % (2020) bis 51 % (2050) aufgefangen werden.  
Die Beteiligung ausländischer Kapazitäten am Kapazitätsmarkt in Szenario 4 – CMimp hat in Deutsch-
land im Vergleich zum vorhergehenden Szenario 3 – CMnat nur 2030 leichte Kostenvorteile  
(–0,6 Mrd. €). Diese resultieren allerdings nicht aus den Kapazitätsmarktpreisen, die gleich hoch sind, 
sondern aus der geringeren Kapazitätsmenge, die zu vergüten ist und aus einer stärkeren Kompensa-
tion der Kapazitätsmarktkosten durch niedrigere Spot- und Regelleistungsmarktpreise. In allen ande-
ren Modelljahren ist der Kompensationseffekt niedriger als in Szenario 3, weshalb die Summe der 
Marktkosten für die Verbraucher hier noch höher ist. Die gesamten Marktvolumina übersteigen das 
EOM-Szenario im Modelljahr 2020 um 5,9 Mrd. €, 2030 um 4,5 Mrd. €, 2040 um 6,1 Mrd. € und im Jahr 
2050 sogar um 7,3 Mrd. €. Die Kapazitätsmarktkosten liegen hier bei 5,7–7,1 Mrd. €. Die Spot- und 
Regelleistungsmarktkosten sinken im Vergleich zum EOM-Basisszenario nur 2020 und 2030 um 
0,2 Mrd. € bzw. 1,3 Mrd. €, sodass diese die Kostensteigerungen zu 4 % (2020) bzw. 23 % (2030) kom-
pensieren können. Ab 2040 findet allerdings keine Kompensation statt, da hier die Spotmarktpreise 
sogar minimal höher sind als im Basisszenario. Europaweit ergibt sich im Vergleich zu Szena-
rio 3 – CMnat ein ähnliches Bild. Wie in Kapitel 6.2.2 diskutiert, liegen die Kapazitätsmarktpreise au-
ßerhalb Deutschlands hier 2030 und 2040 über denen in Szenario 3. Daraus folgt, dass trotz geringerer 
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zu vergütender Kapazitätsmenge die höheren Kapazitätsmarktpreise zu steigenden Kapazitätsmarkt-
volumen in beiden Jahren führen. Gleichzeitig sinken auch die Spot- und Regelleistungsmarktkosten 
mit –1,7 Mrd. € bis –8,9 Mrd. € nicht so stark ab, sodass im Ergebnis, wie in Abbildung 65 aufgeführt, 
im Vergleich zum Basisszenario Mehrkosten in Höhe von 11,5–17,2 Mrd. € zu erwarten sind. 
Bei einer Umlage der Kapazitätsmarktkosten auf den Stromverbrauch in Deutschland, analog wie dies 
heute im EE-Sektor über den EEG-Umlagemechanismus erfolgt, ergäben sich bei einem nicht-privile-
gierten Letztverbrauch von 350 TWh p. a. Werte von 1,72–1,86 ct/kWh in Szenario 3 – CMnat sowie 
1,65–2,01 ct/kWh in Szenario 4 - CMimp. Im Vergleich zur aktuellen EEG-Umlage von 6,79 ct/kWh 
würde dies nur etwa ein Viertel der Kosten ausmachen. Sinken durch den Kapazitätsmarkt die Spot-
marktpreise, ist die Nettokostenbelastung der Verbraucher sogar noch etwas geringer. Im Falle koope-
rativer Kapazitätsmärkte stellt sich in der Folge allerdings die Frage, mit welchem Wälzungsmechanis-
mus die Kapazitätsmarktkosten auf die Verbraucher umgelegt werden sollen. Dies ist insbesondere für 
Länder mit Netto-Kapazitätsexport relevant, da national mehr Kraftwerksleistung kontrahiert werden 
muss als zur Deckung des rein nationalen Kapazitätsziels notwendig wäre. Die zusätzlichen Kosten hät-
ten bei einer rein nationalen Wälzung allein die inländischen Verbraucher zu tragen. Da hierdurch eine 
Subvention der ausländischen Verbraucher stattfinden würde, empfiehlt sich entweder eine Rückver-
gütung der Kapazitätsimporte des Auslands in Höhe der Kapazitätsmarktpreise oder gar eine multila-
terale Kapazitätsmarktumlage, bei der alle Verbraucher in den beteiligten Ländern im Sinne des euro-
päischen Solidaritätsprinzips den gleichen Kapazitätspreis zu zahlen hätten. 
Im Szenario 5 – DEnoCM, in dem Deutschland als einziges Land keinen Kapazitätsmarkt besitzt, erge-
ben sich durch die geringeren Spot- und Regelleistungsmarktpreise zwischen 2020 und 2040 um 0,1–
0,5 Mrd. € niedrigere Marktvolumina. Durch die höheren Spotmarktpreise im Jahr 2050 steigen die 
Marktvolumina allerdings um 0,4 Mrd. € an. Der Verzicht auf den Kapazitätsmarkt in Deutschland führt 
auch in Europa insgesamt zu einer geringeren Kostensteigerung im Vergleich zu Szenario 1 – EOM als 
Szenario 3 – CMnat. Man würde erwarten, dass durch das im Vergleich zu Szenario 3 – CMnat identi-
sche Marktdesign im Ausland nahezu deckungsgleiche Marktvolumen für die betroffenen Länder re-
sultieren. Doch entgegen den Erwartungen liegen die Marktvolumina im Ausland 2020, 2030 und 2050 
zwischen 1,4 Mrd. € und 2,7 Mrd. € niedriger als im identischen Szenario 3, wie in Abbildung 66 zu 
sehen ist. Der Verzicht auf den deutschen Kapazitätsmarkt führt somit in diesen Jahren zu signifikanten 
Kostensenkungen für ausländische Verbraucher. Einzig 2040 müssen diese in Summe 2,7 Mrd. € mehr 
aufwenden. Die Ursache hierfür offenbart sich erneut in den veränderten Spot- und Kapazitätsmarkt-
preisen. Wie in Abbildung 58 in Kapitel 6.2.2 zu sehen ist, liegen die Kapazitätsmarktpreise (Einheits-
preise), die vom Grenzkraftwerk bestimmt werden, außer im Jahr 2040 im Ausland deutlich unter de-
nen in Szenario 3. Die Kostenentwicklung folgt somit überwiegend den Kapazitätsmarktpreisen. Die 
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2030 und 2040 leicht niedrigeren Spotmarktpreise wirken nur geringfügig auf die Gesamtkostenverän-
derung. 
 
Abbildung 66: Veränderungen der Marktvolumina im Ausland – Szenario 5 – DEnoCM vs. Szenario 3 – CMnat 
(Quelle: eigene Darstellung) 
6.3.3 Verteilungseffekte  
Während die Marktvolumina die zu finanzierenden Marktkosten wiedergeben, untersuchen die Ver-
teilungseffekte, welche Akteure in welchem Maße vom geänderten Marktdesign profitieren. Die Ver-
teilungseffekte berechnen sich aus den Veränderungen der Marktrenten durch die Einführung von Ka-
pazitätsmechanismen. Dabei werden die Marktteilnehmer, wie in Abbildung 67 ersichtlich ist, grund-
sätzlich zwischen Konsumenten und Produzenten unterschieden. Um einzelne Effekte detailliert zu 
analysieren, wird die Produzentenrente ihrerseits in einzelne Renten für Kraftwerks- und Speicherbe-
treiber, für Betreiber erneuerbarer und dezentraler Must-Run-Erzeuger und für Betreiber von DSR-
Maßnahmen (Lastabwurf) unterschieden. Letztere werden, obwohl Verbraucher, aufgrund der Teil-
nahmesystematik am EOM der Produzentenseite zugeordnet. Die Produzentenrente berechnet sich 
hier abweichend von der Darstellung in Abbildung 2 in Kapitel 2.1 nicht nur aus den Deckungsbeiträgen 
der Anlagenbetreiber, sondern auch zuzüglich der Einnahmen aus der Regelleistungsbereitstellung und 
dem Kapazitätsmechanismus. Die Konsumentenrente berechnet sich spiegelbildlich dazu für jede 
Stunde aus dem Unterschiedsbetrag zwischen dem VoLL und dem Day-Ahead-Spotmarktpreis, multi-
pliziert mit der Stromnachfrage sowie abzüglich der Kosten für Regelleistung und Kapazitätsmechanis-
mus. Als VoLL (Value of Lost Load) wird ein Wert von 10.000 €/MWh angesetzt. Die Werte in Abbildung 
67 spiegeln somit nicht nur die Verteilungseffekte im Day-Ahead-Spotmarkt wider, sondern berück-
sichtigen auch die direkten Kosten bzw. Erlöse aus den anderen modellierten Strommärkten.44 Der 
Wärmemarkt bleibt in der Betrachtung außen vor. Die Lastabwurfmaßnahmen sowie die erneuerbaren 
und dezentralen Erzeuger werden zur Deckung der Kapazitätsnachfrage lediglich implizit berücksich-
tigt. Sie erzielen folglich keine zusätzlichen Erlöse aus den Kapazitätsmechanismen. Deren Differenzen 
                                                                                 
44 Aufgrund der begrenzten Aussagekraft der absoluten Werte wird allerdings nur der Unterschiedsbetrag je Sze-
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der Produzentenrenten ergeben sich somit ausschließlich aus den Spot- und Regelleistungsmärkten. 
Die geringen Unterschiede der Gesamtwohlfahrt zwischen den Szenarien ergeben sich aus den Preis- 
bzw. Deckungsbeitragsdifferenzen infolge der geänderten Struktur der Merit-Order im Day-Ahead-
Spotmarkt. 
























Abbildung 67: Entwicklung der Verteilungseffekte in Deutschland (oben) und im Ausland (unten) – Szena-
riovergleich (Szenarien 2–5 als Differenz zu Szenario 1; Quelle: eigene Darstellung) 
Auf den ersten Blick ist ersichtlich, dass Kapazitätsmechanismen generell zu einer Umverteilung der 
Renten von Konsumenten, dezentralen Erzeugern und DSR-Maßnahmen zu Produzenten führen, wäh-
rend die Höhe der Umverteilung sehr stark vom konkreten Marktdesign abhängt. 
In Szenario 2 – StR bewirken die zuvor besprochenen Mengen- und Preiseffekte die geringsten Umver-
teilungen. Durch das geringere Spotmarktvolumen und die strategische Reserve im Jahr 2020 werden 
im Vergleich zu Szenario 1 – EOM 49 Mio. € in Deutschland von den Produzenten auf die Konsumenten 
umverteilt. Im Ausland findet durch die leichten Spotmarktpreisdifferenzen eine kaum nennenswerte 
Verschiebung in Höhe von 0,2 Mrd. € von den dezentralen Erzeugern zu den Konsumenten und Produ-
zenten statt. In den Folgejahren verschieben sich die Zu- und Abflüsse auf niedrigem Niveau sodass 
2030, 2040 und 2050 die Konsumentenrenten um 0,9–0,2 Mrd. € sinken. In Deutschland vollzieht sich 
ab 2030 generell eine Umverteilung von 0,14–0,25 Mrd. € von den Konsumenten zu den Produzenten.  
Das Marktdesign in den Kapazitätsmarktszenarien 3 – CMnat und 4 – CMimp verursacht in Deutsch-
land im Szenariovergleich die größten Verteilungseffekte. Die Produzentenrenten der Kraftwerke und 
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die Konsumentenrenten um ähnliche Beträge von 5,1–6,1 Mrd. €. Darüber hinaus verlieren 2020, 2030 
und 2050 auch die dezentralen Erzeuger Deckungsbeiträge im EOM in Höhe von 0,2–0,6 Mrd. €. Dieser 
Verlust beschreibt den Marktwertrückgang des dezentral eingespeisten Stroms. In die Realität über-
tragen, würde dies folglich zu geringeren Börsenerlösen des verkauften EE-Stroms und somit – sofern 
langfristig existent – zu einer höheren EEG-Umlage führen, die somit im Endeffekt erneut durch die 
Konsumenten zu tragen wäre. Im Falle von dezentralen KWK-Anlagen würde der quartalsweise anzu-
legende Börsenpreis sinken und damit die Erlöse schmälern. Da auch jene Anlagen häufig in Privatbe-
sitz sind, trifft dies am Ende erneut hauptsächlich die Gruppe der Endverbraucher. Wenn die dezent-
ralen Anlagen wie hier im Modell lediglich implizit im Kapazitätsmarkt berücksichtigt, aber ohne ent-
sprechend vergütet zu werden, würden sie folglich nicht von einem Kapazitätsmarkt begünstigt. Im 
Ausland geht die Produzentenrente der dezentralen Anlagen ebenfalls zurück – um 0,5 Mrd. € im Jahr 
2020 und jeweils 2,2–2,4 Mrd. € in den Folgejahren. Die Kraftwerks- und Speicherbetreiber gewinnen 
im Ausland zwischen 8 Mrd. € (2050) und 10,7 Mrd. € (2020) hinzu, während die Konsumenten zwi-
schen 4,2 Mrd. € (2050) und 10,3 Mrd. € einbüßen. 
Bei kooperativen Kapazitätsmärkten in Szenario 4 – CMimp erreichen die Verteilungseffekte in 
Deutschland 2050 erwartungsgemäß ein noch höheres Niveau als in Szenario 3 – CMnat, während 
2030 geringere Verteilungswirkungen des Kapazitätsmarktes resultieren. Im Vergleich zum Basissze-
nario steigen die Produzentenrenten der Kraftwerksbetreiber hier in den vier Stützjahren von 2020 bis 
2050 um 6 Mrd. €, 4,8 Mrd. €, 5,8 Mrd. € bzw. 6,9 Mrd. €. Gleichzeitig verlieren die Konsumenten zwi-
schen 4,5 Mrd. € (2030) und 7,3 Mrd. € (2050). Die Betreiber dezentraler Anlagen müssen 2020 und 
2030 um 0,1 Mrd. € bzw. 0,5 Mrd. € reduzierte Renten hinnehmen, 2040 und 2050 steigen diese hin-
gegen spotmarktpreisbedingt leicht um 338 Mio. € bzw. 193 Mio. €. Außerhalb Deutschlands sind die 
Verteilungseffekte zwischen 2020 und 2040 unter allen Szenarien mit Kapazitätsmechanismen in Sze-
nario 4 am größten, weil sich, wie zuvor diskutiert, die Kapazitätsmarktpreise signifikant erhöhen. Die 
Effekte übersteigen jene von Szenario 3 auf der Seite der Kraftwerksbetreiber um 1–69 %. Im Vergleich 
zum Basisszenario liegt die Verringerung der Konsumentenrente nun bei 11,2 Mrd. € im Jahr 2020, 
9,7 Mrd. € im Jahr 2030, 11 Mrd. € in 2040 und 4,2 Mrd. € in 2050. Legt man die Reduktion der Konsu-
mentenrenten in ganz Europa – also inklusive Deutschland – auf den gesamten Stromverbrauch um, 
ergeben sich kalkulatorische Mehrkosten in Höhe von durchschnittlich 0,13–0,38 ct/kWh p. a.  
Werden wie in Szenario 5 – DEnoCM nur im Ausland Kapazitätsmärkte eingeführt, ähneln die Vertei-
lungseffekte in Deutschland denen in Szenario 2 – StR – sowohl in der Höhe als auch in der Struktur. 
Durch die geringeren Spotmarktpreise verändern sich die Konsumentenrenten um –0,4 Mrd. € (2050) 
bis 1,4 Mrd. € (2030). Die Kraftwerksrenten liegen um 0,2–1 Mrd. € niedriger. Die Renten der dezent-
ralen Erzeuger differieren über den Modellhorizont um –0,6 Mrd. € (2030) bis 0,5 Mrd. € (2050). Aus 
 Ergebnisse 185 
der Perspektive der Marktteilnehmer ist jedoch relevant, welche Verteilungseffekte sich aus dem Ver-
zicht auf einen Kapazitätsmarkt, also im Vergleich zu Szenario 3 – CMnat, ergeben. Abbildung 68 stellt 
den alternativen Vergleich grafisch dar.  
 
Abbildung 68: Verteilungseffekte in Deutschland (links) und im Ausland (rechts) – Szenario 5 – DEnoCM vs. 
Szenario 3 – CMnat (Quelle: eigene Darstellung) 
Wie ersichtlich ist, übersteigen die Verteilungseffekte in Deutschland in dieser Betrachtung die Effekte 
im Ausland deutlich. Die Konsumenten profitieren vom Verzicht auf den Kapazitätsmarkt zwischen 
2020 und 2050 mit 5,5–6,5 Mrd. €, während die Kraftwerksbetreiber etwa 6,2–6,5 Mrd. € verlieren. 
Für die Betreiber dezentraler Anlagen ergeben sich nur 2050 nennenswerte Differenzen von 
zusätzlichen 0,6 Mrd. € aus höheren Spotmarktpreisen, da diese nicht am Kapazitätsmarkt teilnehmen. 
Im Ausland sinken die Produzentenrenten 2020, 2030 und 2050 hingegen um 2–2,7 Mrd. €, da sich 
hier nun der Spotmarktpreis erhöht. Die Konsumenten gewinnen spiegelbildlich dazu 1,4–2,6 Mrd. €. 
Es findet in diesen Jahren also auch im Ausland eine Umverteilung von Kraftwerksbetreibern zu Kon-
sumenten statt. Die ausländischen Konsumenten profitieren folglich vom Verzicht Deutschlands auf 
einen Kapazitätsmarkt in Form geringerer Kapazitätsmarktpreise. Zwar haben die deutschen 
Konsumenten ebenso geringere Stromkosten zu tragen, jedoch erkaufen sie sich dies mit den Risiken 
aus einer geringeren Kraftwerksleistung und höherer Importabhängigkeit in Spitzenlastsituationen.  
Da 2040 die Kapazitätsmarktpreise im Ausland über denen von Szenario 3 – CMnat liegen, kehren sich 
auch die Verteilungseffekte um. Von den Produzenten werden 6,5 Mrd. € auf die Konsumenten 
(+6,2 Mrd. €) und dezentralen Erzeuger (+111 Mio. €) umverteilt. 
Die Produzentenrenten der modellierten DSR-Maßnahmen spielen im Vergleich zu den Renten der an-
deren Marktteilnehmer keine Rolle, da diese einerseits generell wegen der begrenzten Größe der 
Lastabwurfmaßnahmen neben dem Kraftwerkspark zurückstehen und sie andererseits ausschließlich 



























7 Zusammenfassung und Ausblick 
7.1 Zusammenfassung 
Die vorliegende Untersuchung hatte zum Ziel, die Mengen-, Preis-, Gewinn- und Verteilungseffekte aus 
der Einführung unterschiedlicher Kapazitätsmechanismen im deutschen und europäischen Strom-
markt zu analysieren.  
Ausgehend von einer qualitativen Analyse der diskutierten Marktdesignänderung unter Beteiligung 
von Nachbarländern wurde eine modellbasierte Szenarioanalyse für die Jahre 2020, 2030, 2040 und 
2050 durchgeführt. Zum Einsatz kam hierfür das für diese Arbeit entwickelte europäische Strommarkt-
modell LICOES-Europe, das den Kraftwerks-Dispatch im Day-Ahead-Spotmarkt und in den Regelleis-
tungsmärkten mit der Weiterentwicklung des Kraftwerksparks kombiniert. Der Kraftwerkspark wurde 
sowohl kostenoptimal aus Sicht eines zentralen Planers als auch durch eine iterative Methodik gewinn-
optimal aus der Perspektive der dezentralen Marktakteure weiterentwickelt, mit dem Ziel den realen 
Annäherungsprozess aus (sub-)optimaler gewinnmaximierender einzelwirtschaftlicher Investitions-
entscheidung, deren Preiswirkung sowie der Antizipation der Effekte und veränderter Investitionsent-
scheidung nachzubilden.  
Als Kapazitätsmechanismen, die über eine Vergütung der durch ein zentrales Kapazitätsziel nachge-
fragten Kraftwerksleistung die Erzeugungsadäquanz sicherstellen sollen, wurden in insgesamt fünf ver-
schiedenen Marktdesignszenarien mit europaweiten strategischen Reserven (StR), europaweiten zent-
ralen Kapazitätsmärkten mit nationaler Autarkie (CMnat) sowie europaweiten zentralen Kapazitäts-
märkten mit impliziter Beteiligung des Auslands (CMimp) einem Basisszenario ohne Kapazitäts-
mechanismus (EOM) gegenübergestellt. Die Analyse wurde durch ein Extremszenario ergänzt, in dem 
Deutschland als einziges Land auf einen Kapazitätsmarkt mit nationaler Autarkie verzichtet (DEnoCM). 
Bei der strategischen Reserve in Höhe von 5 % der Jahreshöchstlast erfolgt die Vergütung für Anlagen 
außerhalb der Strom- und Regelleistungsmärkte, die nur dann zum Einsatz kommen, wenn die Last 
nicht mehr durch andere Anlagen im Markt gedeckt werden kann. Bei den modellierten umfassenden 
Kapazitätsmärkten werden alle Kraftwerke und Speicher, die zur Deckung der zentralen Kapazitäts-
nachfrage benötigt werden, vergütet und dürfen weiterhin in den Strom- und Regelleistungsmärkten 
agieren. 
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Unter den gewählten Annahmen weicht der einzelwirtschaftlich gewinnoptimale Kraftwerkspark nicht 
grundsätzlich vom gesamtwirtschaftlich kostenoptimalen ab. Es gibt in allen Szenarien leichte Ver-
schiebungen von Kraftwerksleistung hin zu profitableren Erdgas-GuD-KWK-Anlagen in Deutschland so-
wie Kondensationskraftwerken, CCS-Anlagen und Batteriespeichern im Ausland. 
Die zukünftige Entwicklung des Kraftwerksparks im Benchmark-Szenario EOM ist geprägt von einem 
massiven Kapazitätsrückgang um etwa 23–30 % infolge der existierenden Überkapazitäten durch die 
europäische Marktkopplung und den EE-Ausbau sowie einer gleichzeitigen Transformation des fossilen 
Kraftwerksparks von Kohlekraftwerken und anderen Kondensationsanlagen hin zu Erdgas-KWK-Anla-
gen sowie Speichern, die durch steigende CO2-Preise getrieben wird. Die iterative gewinnoptimale 
Weiterentwicklung des Kraftwerksparks aus Sicht der dezentral agierenden Marktakteure ergab einen 
um 1,5–5,2 GW in Europa stärkeren transformationsbedingten Kapazitätsrückgang, sodass vor allem 
Kondensationskraftwerke mit CCS höhere Marktanteile erhalten und insbesondere Batteriespeicher 
ihre Kapazitäten ausweiten, während Erdgas-KWK-Anlagen eine geringere installierte Leistung aufwei-
sen. In Deutschland ist die Situation konträr. In der gewinnoptimalen Sicht steigern Erdgas-KWK-GuDs 
ihren Marktanteil sogar. Da aufgrund der Annahme der konstanten Entwicklung der Fernwärmeleis-
tung der KWK-Anlagen je Land eine örtliche Verschiebung von Kraftwerksleistung von Ländern mit ge-
ringem KWK-Anteil in Länder mit hohem stattfindet, ist in diesem reinen EOM-Szenario die Jahres-
höchstlast 2020 und 2030 in Deutschland nur zu 0,9 GW bzw. 4 GW mit gesicherter Leistung unter-
deckt, was allerdings über Importe ausgeglichen wird. Deutschland ist besonders 2030 auf 
Importüberschüsse von 27 TWh angewiesen. Ab 2040 steigt durch die innereuropäische Kapazitäts-
verschiebung die gesicherte Leistung auf ein Niveau, mit dem die Jahreshöchstlast gedeckt werden 
kann. Im dennoch im Vergleich zu 2015 stark geschrumpften Kraftwerkspark steigen unter den gewähl-
ten Modellannahmen mit hohen CO2-Preisen die Day-Ahead-Spotmarktpreise und -kosten in den 
nächsten Jahrzehnten sehr stark an – in Deutschland von ca. 28 €/MWh auf über 72 €/MWh.  
Im Vergleich zu den anderen simulierten Marktdesignvarianten hat die Einführung einer strategischen 
Reserve die geringsten ökonomischen Effekte zur Folge. Die Kapazität im EOM, zu der die Reserve nicht 
zählt, sinkt zwar leicht, trotzdem steht durch die Reserve 3,2–3,9 GW insgesamt mehr gesicherte Leis-
tung zur Verfügung als im Basisszenario. Jedoch wird zur Deckung der nationalen Last wie im Basissze-
nario zumindest bis 2040 ausländische Kraftwerkskapazität benötigt. Soll mit der strategischen Re-
serve die nationale Autarkie in Deutschland gesichert werden, so müsste diese von 3,9 GW von 2020 
und 2030 auf 4,8 bzw. 8,6 GW erhöht werden. Im Modelljahr 2040 würde die aktuelle Dimensionierung 
ausreichen. Im Jahr 2050 ist durch den Kapazitätsüberschuss im Kraftwerkspark keine strategische Re-
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serve von Nöten. Die Stromproduktion, der Außenhandel, die Spotmarktpreise und folglich die Ge-
winnverteilung sowie die Marktkosten für Verbraucher sind nahezu unverändert. Daraus ergibt sich, 
dass auch die Verteilungseffekte nur vergleichsweise gering ausfallen. 
Die Einführung zentraler umfassender Kapazitätsmärkte in Europa, wie in den Szenarien CMnat und 
CMimp simuliert, hat erwartungsgemäß die größten ökonomischen Effekte zur Folge. Wird der Kapa-
zitätsmarkt so umfangreich ausgelegt, die nationale Autarkie sicherzustellen (CMnat), dann führt der 
hohe Kapazitätsbedarf zu erheblichen Verschiebungen von Stilllegungen in spätere Modelljahre sowie 
Zubauten in frühere. Massive Überkapazitäten im Vergleich zum EOM-Benchmarkszenario in Höhe von 
4,2–9 GW in Deutschland und 24–46 GW in Europa resultieren bis 2040. In Deutschland kommen 2050 
aufgrund der KWK-bedingten Kapazitätsverschiebung nach Deutschland der EOM und der Kapazitäts-
markt im Modell zum annähernd gleichen Ergebnis, während in Europa insgesamt dann 51 GW Über-
kapazitäten existieren. Dies entspricht etwa dem heutigen hydro-thermalen Kraftwerkspark von Spa-
nien oder Großbritannien. Bis 2030 profitieren außerhalb Deutschlands vor allem Erdgas-Kondensati-
onskraftwerke und ab 2040 zunehmend Speichertechnologien von der Einführung der Kapazitäts-
märkte. Deren installierte Ausspeicherleistung erreicht im Jahr 2050 ohne Speicherwasserkraftwerke 
im Maximum 15,3 GW allein in Deutschland und bis zu 131 GW in Europa. Der veränderte und über-
große Kraftwerkspark führt in der Folge zu einer um 3–6 TWh in Deutschland bzw. 8–55 TWh in Europa 
veränderten Stromproduktion. Davon profitieren in Deutschland bis 2030 Erdgas-GuD-Kraftwerke. 
Durch die ausländischen Überkapazitäten sinkt ab 2030 die inländische Stromproduktion. In Europa 
profitieren dann Batteriespeicher und CCS-Kraftwerke zu Lasten der KWK-GuDs. Die Spotmarktpreise 
in Europa liegen im Durchschnitt etwa 3–4 % unter denen in Szenario 1. Die daraus folgende Senkung 
der EOM-Marktvolumen kann die Kostensteigerung durch den Kapazitätsmarkt in Höhe von 5,1–
6,1 Mrd. € p. a. in Deutschland bzw. 10–16,2 Mrd. € p. a. in Europa nur zu etwa 3–22 % bzw. 15–51 % 
kompensieren. Die Windfall-Profits der Kraftwerksbetreiber bedeuten hohe Verteilungseffekte zu Las-
ten der Verbraucher und der dezentralen Erzeuger. 
Berücksichtigt der Kapazitätsmarkt implizit ausländische Kraftwerke durch teilweise Anrechnung der 
Kuppelstellenkapazitäten, fallen die Überkapazitäten in allen Modellregionen deutlich geringer aus. 
Anstatt das Kapazitätsziel mit rein nationalen Kraftwerken zu decken, trägt das Ausland bis 2040 nun 
2,2–6,7 GW zur notwendigen gesicherten Leistung in Deutschland bei. Im Modelljahr 2050 ist Deutsch-
land Netto-Exporteur von 10 GW gesicherter Kraftwerksleistung, die Nachbarländern zur Deckung ih-
res Kapazitätsziels zugutekommt. Dieser Kapazitätsexport, der in den anderen Szenarien auch auftritt, 
wird hier jedoch offengelegt. Stilllegungen finden nun wieder früher und Zubauten später statt, sodass 
rechnerisch annähernd der Kraftwerkspark vom Basisszenario erreicht wird, ohne das Kapazitätsziel zu 
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verfehlen. Er ist um lediglich 0,6–1,7 GW größer. Der Stromaußenhandelssaldo verschlechtert sich hin-
gegen 2030 um weitere 9,5 TWh. Allerdings sind die Day-Ahead-Spotmarktpreise in Deutschland 
dadurch nur 2030 geringer als im EOM-Szenario, während die Kapazitätsmarktpreise genauso hoch 
bleiben wie im Falle rein nationaler Autarkie. Dies hat zur Folge, dass die Marktkosten und Verteilungs-
effekte gegenüber dem Szenario mit nationaler Autarkie nicht generell sinken. In Europa insgesamt 
liegen die durchschnittlichen Spot- und Kapazitätsmarktpreise von 2020 bis 2040 wegen der örtlichen 
Kapazitätsverschiebungen im Kraftwerksparks sogar höher, wodurch die Gewinne der Kraftwerksbe-
treiber, die Marktkosten sowie die Verteilungseffekte bis 2040 noch einmal signifikant höher ausfallen 
als bei nationaler Autarkie zuvor. Kooperative Kapazitätsmechanismen senken zwar den Kapazitätsbe-
darf im konventionellen Kraftwerkspark, jedoch nicht notwendigerweise auch die Kosten und Vertei-
lungseffekte für die Verbraucher. 
Verzichtet Deutschland, wie im Extremszenario DEnoCM unterstellt, als einziges Land auf einen Kapa-
zitätsmarkt mit nationaler Autarkie, schrumpft der Kraftwerkspark gegenüber dem Basisszenario um 
0,2–1,1 GW. Der notwendige marktbedingte Kapazitätsabbau in Deutschland hat zur Folge, dass die 
Unterdeckung des Kapazitätsziels mit gesicherter Leistung bis 2040 auf 4,6–8,3 GW steigt. Der kleinere 
Kraftwerkspark hat eine um bis zu 7,2 TWh gestiegene Importabhängigkeit, also eine Erzeugungsab-
hängigkeit von Nachbarstaaten zur Folge. Allerdings werden durch die weiterhin massiven Überkapa-
zitäten im Ausland auskömmliche Spitzenpreise im deutschen Spotmarkt verhindert. Die Spotmarkt-
preise liegen dadurch auf dem Niveau der Kapazitätsmarktszenarien – also unter denen des EOM-Ba-
sisszenarios. Die Kapazitätsmarktpreise des Einheitspreisverfahrens im Ausland sinken im Vergleich 
zum regulären Autarkieszenario CMnat. Dies verursacht in allen Modellregionen eine Umverteilung 
von Kraftwerksbetreibern zu Konsumenten. Den Verbrauchern im Ausland kommt folglich ebenso ein 
Verzicht Deutschlands auf den Kapazitätsmarkt zugute. Die deutschen Verbraucher würden ihrerseits 
jedoch nicht bloß von ausländischen Kapazitätsmechanismen profitieren, sondern die darin kontra-
hierten Kraftwerke zumindest bis 2040 zwingend zur eigenen Lastdeckung benötigen. Sie würden sich 
durch den Kapazitätsmarktverzicht von diesen abhängig machen, während alle anderen Länder autark 
blieben.  
In Abbildung 69 finden sich die Ergebnisse in qualitativer Form als Übersicht der Szenarien in wichtigen 
ökonomischen Bewertungskategorien, die möglichen politischen Zielsetzungen entsprechen können, 
zusammenfassend aufbereitet. Falls ein Kapazitätsmechanismus in Deutschland eingeführt werden 
soll, schneidet im Vergleich zum EOM-Basisszenario erwartungsgemäß die strategische Reserve mit 
den geringsten Effekten am besten ab. Dies bestätigt bisherige Forschungsergebnisse aus der Literatur. 
Sollte das EOM-Marktdesign ohne strategische Reserve beibehalten werden, könnte sich das EOM-
Szenario infolge einer Kettenreaktion von Kapazitätsmärkten im Ausland zum schlechteren Szenario 
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DEnoCM entwickeln. In diesem Falle wäre der Regulierer wahrscheinlich gezwungen, die Kapazitäts- 
und Verteilungseffekte durch eine deutlich größere strategische Reserve oder einen umfassenden Ka-
pazitätsmarkt abzumildern. Bei Letzteren stellt sich die Frage, wie groß die zu akzeptierenden Kosten- 
und Verteilungseffekte sein dürfen, um ein nationales Kapazitätsziel zu erreichen. Welches Marktde-
sign vom Regulierer bevorzugt wird, hängt folglich von der Wichtigkeit der jeweiligen politischen Un-
terziele innerhalb des energiepolitischen Zieldreiecks ab.  
 
Abbildung 69: Qualitative Ergebnisübersicht als Szenarienrangfolge für mögliche politische Zielsetzungen aus 
der Sicht Deutschlands (Quelle: eigene Darstellung) 
Ob Kapazitätsmärkte allerdings grundsätzlich notwendig sind, kann auf Basis des eingesetzten Modells 
nicht abschließend beurteilt werden. Für diese Frage ist ohnehin relevanter, wie groß die Risikoaver-
sion der Regulierer ist, wie viel diese kosten darf und inwiefern Marktteilnehmer die Entscheidung 
darüber beeinflussen. Ist die Risikoaversion gering, sodass den Marktkräften zugetraut wird, für aus-
reichend Kraftwerkskapazität und Nachfrageflexibilität zu sorgen, so kann der reine EOM als Marktde-
sign fortbestehen. Wie in Deutschland kann dieses entsprechend der politischen Weichenstellungen 
verbessert werden, um effektivere und effizientere Marktergebnisse zu erzielen. Die Einführung einer 
strategischen Reserve kann in begrenztem Rahmen zur Versorgungssicherheit beitragen, wenn (wie 
geplant) Knappheitspreise weiterhin zugelassen werden. Auch wenn die damit verbundenen Kosten 
und Verteilungseffekte sehr gering sind, können diese bei einer notwendigen Überdimensionierung 
der Reserve, um die nationale Autarkie aufrecht zu erhalten, deutlich steigen. Davon abgesehen, hat 
der politische Entscheider genug Gründe, einen Kapazitätsmarkt einzuführen, wenn bspw. der Wunsch 
nach nationaler Autarkie nicht mit einer strategischen Reserve allein befriedigt werden kann, die Kraft-
werksbetreiber aus industriepolitischen Gründen subventioniert werden sollen, kein Vertrauen in die 
Marktkräfte und in auskömmliche Knappheitspreise existiert oder die negativen Folgen (unkoordinier-
ter) ausländischer Kapazitätsmechanismen aufgefangen werden sollen, die das analysierte Extremsze-
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Allerdings, selbst wenn ein optimal designter Kapazitätsmarkt eingeführt wird, in dem bspw. ausländi-
sche Kapazitäten koordiniert mit den Nachbarländern implizit oder explizit Berücksichtigung finden, 
wodurch zu große Überkapazitäten erfolgreich vermieden werden können, bedeutet eine gesonderte 
Kapazitätsvergütung stets Windfall-Profits für Kraftwerksbetreiber, aber nicht notwendigerweise nied-
rigere Kapazitätsmarktpreise und dadurch in jedem Fall signifikant höhere Kosten für die Stromver-
braucher. Dass der Regulierer diese Verteilungseffekte scheut, zeigt auch die Festlegung Deutschlands 
auf den EOM 2.0 mit vorübergehender strategischer Reserve. Wenn zukünftiger Neubaubedarf von 
gesicherter Leistung bei klimaschutzbedingten hohen CO2-Preisen ohnehin in Form von Erdgas-KWK-
Anlagen stattfindet, besteht auch die Möglichkeit, die Förderung der KWK entsprechend auszuweiten 
und wettbewerblich zu gestalten. Letzteres wurde bereits im neuen KWKG berücksichtigt. Hier ist al-
lerdings offen, ab welchem KWK-Anteil und ab welcher Förderhöhe Kapazitätsmärkte das geeignetere 
Instrument darstellen. Die vorliegende Modellanalyse zeigt darüber hinaus, dass ein hoher CO2-Preis 
die inframarginalen Renten insbesondere emissionsarmer Kraftwerke im Spotmarkt massiv erhöhen 
kann, was die Wirtschaftlichkeit eines Großteils des Kraftwerksparks zumindest vorübergehend signi-
fikant verbessert. Ein durch effektive Klimaschutzpolitik deutlich höherer CO2-Preis, der durch eine Re-
paratur des europäischen Zertifikathandels ermöglicht wird, kann die Notwendigkeit von Kapazitäts-
märkten deutlich reduzieren und den Zeitpunkt ihrer Einführung damit nach hinten schieben. 
7.2 Weiterer Forschungsbedarf 
Weitere Analysen sollten näher auf gemeinsame Kapazitätsmechanismen wie bspw. eine länderüber-
greifende strategische Reserve eingehen oder multilaterale harmonisierte Kapazitätsmärkte fokussie-
ren und der Frage nachgehen, welche Parallelen es bspw. zum Netzregelverbund bei der Regelleis-
tungsbeschaffung geben könnte. Auch die Effekte eines Szenarios, bei dem mit der strategischen Re-
serve das nationale Kapazitätsziel erreicht wird, sollten Gegenstand modellbasierter Untersuchungen 
sein. Daneben bieten sich weitere Szenariovariationen mit unterschiedlichen Kernanteilen im Kapazi-
tätsmarkt, anderen Brennstoff- und CO2-Preispfaden, die bspw. aus einem noch strengeren klimapoli-
tischen Temperaturziel von 1,5 °C resultieren könnten, als Forschungsgegenstand an. Weiterhin exis-
tieren offene Fragen im Hinblick auf die Anreizstruktur für nichtfixkostenfreie DSR-Maßnahmen, ihre 
Flexibilität im Day-Ahead-Spotmarkt anzubieten. Im Zentrum weiterer Untersuchungen könnte auch 
stehen, wie hoch der kostenoptimale Kernanteil je Region sein sollte. Darüber hinaus sollten zukünf-
tige modellbasierte Untersuchungen die potenziellen Effekte der Sektorkopplung stärker berücksich-
tigen. Dazu gehören auch veränderte Annahmen zur Entwicklung des Fernwärmebereichs, die bspw. 
eine Verdrängung der KWK-Wärmeerzeugung durch elektrische Erzeuger (z. B. Wärmepumpen), Solar-
thermie, BHKW oder biogen befeuerte Heizkessel widerspiegeln könnten.
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A  Anhang 
A.1 Annahmen zu Kuppelstellenkapazitäten  
Tabelle 24: Kuppelstellenkapazitäten 2020 (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (ENTSO-E 2016b), 
(ENTSO-E 2015a) und (ENTSO-E 2014b)) 
 
Tabelle 25: Kuppelstellenkapazitäten 2025 (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (ENTSO-E 2016b), 
(ENTSO-E 2015a) und (ENTSO-E 2014b)) 
 
 
DE NL BE HU FR CH AT CZ PL DKw DKe NO SE FI ES PT IT GB SO SI
DE 4.450 1.000 0 2.300 1.586 5.000 1.500 500 1.500 1.000 0 615 0 0 0 0 0 0 0
NL 4.450 1.400 0 0 0 0 0 0 700 0 700 0 0 0 0 0 1.200 0 0
BE 1.000 2.400 0 1.800 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1.000 0 0
HU 0 0 0 0 0 800 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2.000 1.200
FR 1.800 0 3.300 0 3.150 0 0 0 0 0 0 0 0 2.800 0 4.350 2.000 0 0
CH 4.000 0 0 0 1.300 1.200 0 0 0 0 0 0 0 0 0 4.240 0 0 0
AT 5.000 0 0 800 0 1.200 900 0 0 0 0 0 0 0 0 405 0 0 950
CZ 1.586 0 0 0 0 0 800 600 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1.800 0
PL 3.000 0 0 0 0 0 0 800 0 0 0 300 0 0 0 0 0 990 0
DKw 1.780 700 0 0 0 0 0 0 0 600 1.640 740 0 0 0 0 0 0 0
DKe 1.000 0 0 0 0 0 0 0 0 600 0 1.700 0 0 0 0 0 0 0
NO 0 700 0 0 0 0 0 0 0 1.640 0 3.695 0 0 0 0 0 0 0
SE 615 0 0 0 0 0 0 0 600 680 1.300 3.995 2.400 0 0 0 0 0 0
FI 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2.300 0 0 0 0 0 0
ES 0 0 0 0 2.500 0 0 0 0 0 0 0 0 0 4.200 0 0 0 0
PT 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 3.500 0 0 0 0
IT 0 0 0 0 2.160 1.910 235 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 680
GB 0 1.200 1.000 0 2.000 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
SO 0 0 0 2.000 0 0 0 1.100 990 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
SI 0 0 0 1.200 0 0 950 0 0 0 0 0 0 0 0 0 730 0 0
DE NL BE HU FR CH AT CZ PL DKw DKe NO SE FI ES PT IT GB SO SI
DE 4.450 1.000 0 3.300 3.286 6.000 1.500 2.000 3.000 1.000 1.400 1.315 0 0 0 0 0 0 0
NL 4.450 2.400 0 0 0 0 0 0 700 0 700 0 0 0 0 0 1.200 0 0
BE 1.000 2.400 0 2.800 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1.000 0 0
HU 0 0 0 0 0 800 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2.000 1.700
FR 3.300 0 4.300 0 3.700 0 0 0 0 0 0 0 0 5.000 0 4.350 4.000 0 0
CH 4.700 0 0 0 1.300 1.700 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5.290 0 0 0
AT 6.000 0 0 800 0 1.700 900 0 0 0 0 0 0 0 0 1.005 0 0 950
CZ 2.100 0 0 0 0 0 900 600 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1.800 0
PL 3.000 0 0 0 0 0 0 800 0 0 0 600 0 0 0 0 0 990 0
DKw 3.000 700 0 0 0 0 0 0 0 600 1.640 740 0 0 0 0 1.400 0 0
DKe 1.000 0 0 0 0 0 0 0 0 600 0 1.700 0 0 0 0 0 0 0
NO 1.400 700 0 0 0 0 0 0 0 1.640 0 3.695 0 0 0 0 1.400 0 0
SE 1.315 0 0 0 0 0 0 0 600 680 1.300 3.995 2.400 0 0 0 0 0 0
FI 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2.300 0 0 0 0 0 0
ES 0 0 0 0 5.000 0 0 0 0 0 0 0 0 0 4.200 0 0 0 0
PT 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 3.500 0 0 0 0
IT 0 0 0 0 2.160 2.510 835 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1.380
GB 0 1.200 1.000 0 4.000 0 0 0 0 1.400 0 1.400 0 0 0 0 0 0 0
SO 0 0 0 2.000 0 0 0 1.100 990 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
SI 0 0 0 2.000 0 0 950 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1.530 0 0
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Tabelle 26: Kuppelstellenkapazitäten 2030–2050 (Quelle: eigene Darstellung auf Basis der Daten von (ENTSO-E 
2016b), (ENTSO-E 2015a) und (ENTSO-E 2014b)) 
 
A.2 Annahmen zur installierten Leistung der erneuerbaren 
und fossilen Must-Run-Anlagen  
Tabelle 27: Annahmen zur Entwicklung der installierten Leistung der erneuerbaren und fossilen Must-Run-
Erzeugung (Quelle: eigene Darstellung auf Basis eigener Annahmen und der Daten von (50Hertz Transmission et 
al. 2016; Bundesamt für Energie & Prognos 2012; Europäische Kommission 2016b; S&P Global Platts 2016; 
Statnett 2015)) 
Land Technologie 2020 2030 2040 2050 Land Technologie 2020 2030 2040 2050 
AT WON 3.425 6.656 7.560 7.747 GB WON 20.115 28.755 37.857 37.857 
PV 1.199 3.103 3.223 4.410 WOF 22.375 27.037 29.964 36.211 
HYD 5.662 5.662 5.662 5.662 PV 12.148 12.148 12.148 12.381 
BIO+GEO+OC 1.295 1.295 1.295 1.295 HYD 1.791 1.791 1.791 1.818 
Fossile Must-Run 765 765 765 765 BIO+GEO+OC 17.340 17.366 17.203 18.163 
Fossile dez. KWK 51 51 51 51 Fossile Must-Run 1.955 1.955 1.955 1.955 
BE WON 3.384 4.857 6.234 7.085 Fossile dez. KWK 669 669 669 669 
WOF 1.865 2.919 3.205 5.815 HU WON 993 1.360 1.540 1.634 
PV 4.199 4.199 4.199 5.194 PV 117 117 274 651 
HYD 119 177 183 193 HYD 57 57 58 267 
BIO+GEO+OC 869 820 922 1.023 BIO+GEO+OC 408 409 438 440 
Fossile Must-Run 839 839 839 839 Fossile Must-Run 175 175 175 175 
Fossile dez. KWK 254 254 254 254 Fossile dez. KWK 363 363 363 363 
CH WON 514 1.136 1.993 3.278 IT WON 11.664 23.078 27.359 29.516 
PV 1.900 6.900 24.300 40.000 WOF 656 1.780 2.910 4.508 
HYD 4.665 4.665 4.665 4.665 PV 22.062 27.018 29.756 62.441 
BIO+GEO+OC 1.024 2.177 2.510 2.709 HYD 18.808 18.939 19.418 19.588 
Fossile Must-Run 455 455 455 455 BIO+GEO+OC 6.161 6.182 6.924 6.806 
Fossile dez. KWK 6 6 6 6 Fossile Must-Run 3.038 3.038 3.038 3.038 
CZ WON 337 426 482 515 Fossile dez. KWK 689 689 689 689 
PV 2.560 2.630 2.684 3.398 NL WON 6.545 8.262 9.939 12.203 
HYD 1.080 1.109 1.190 1.393 WOF 4.042 5.333 5.904 9.362 
BIO+GEO+OC 739 739 739 739 PV 6.144 6.144 6.221 6.458 
Fossile Must-Run 499 499 499 499 HYD 37 37 37 37 
Fossile dez. KWK 99 99 99 99 BIO+GEO+OC 2.254 2.308 2.434 2.644 
DE NL BE HU FR CH AT CZ PL DKw DKe NO SE FI ES PT IT GB SO SI
DE 5.000 1.000 0 4.800 3.286 7.500 2.000 2.000 3.000 1.000 1.400 1.315 0 0 0 0 0 0 0
NL 5.000 2.400 0 0 0 0 0 0 700 0 700 0 0 0 0 0 1.000 0 0
BE 1.000 2.400 0 2.800 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1.000 0 0
HU 0 0 0 0 0 800 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2.000 1.700
FR 4.800 0 4.300 0 3.700 0 0 0 0 0 0 0 0 8.000 0 4.350 5.400 0 0
CH 4.700 0 0 0 1.300 1.700 0 0 0 0 0 0 0 0 0 6.240 0 0 0
AT 7.500 0 0 1.200 0 1.700 1.000 0 0 0 0 0 0 0 0 1.655 0 0 1.200
CZ 2.600 0 0 0 0 0 1.200 500 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2.100 0
PL 3.000 0 0 0 0 0 0 600 0 0 0 600 0 0 0 0 0 990 0
DKw 3.000 700 0 0 0 0 0 0 0 600 1.640 740 0 0 0 0 1.400 0 0
DKe 1.000 0 0 0 0 0 0 0 0 600 0 1.700 0 0 0 0 0 0 0
NO 1.400 700 0 0 0 0 0 0 0 1.640 0 3.695 0 0 0 0 1.400 0 0
SE 1.315 0 0 0 0 0 0 0 600 680 1.300 3.995 3.200 0 0 0 0 0 0
FI 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 2.800 0 0 0 0 0 0
ES 0 0 0 0 8.000 0 0 0 0 0 0 0 0 0 4.200 0 0 0 0
PT 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 3.500 0 0 0 0
IT 0 0 0 0 2.160 3.860 1.385 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1.380
GB 0 1.000 1.000 0 5.400 0 0 0 0 1.400 0 1.400 0 0 0 0 0 0 0
SO 0 0 0 2.000 0 0 0 1.100 990 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
SI 0 0 0 2.000 0 0 1.200 0 0 0 0 0 0 0 0 0 1.530 0 0
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DE WON 50.000 58.500 71.600 91.600 Fossile Must-Run 1.161 1.161 1.161 1.161 
WOF 6.500 15.000 29.000 49.000 Fossile dez. KWK 449 449 449 449 
PV 48.000 66.300 90.300 120.300 NO WON 1.200 3.000 4.000 5.000 
HYD 5.592 5.857 6.558 7.170 WOF 300 1.000 2.000 3.000 
BIO+GEO+OC 7.406 6.370 6.170 6.170 PV 14 14 14 14 
Fossil 5.415 5.415 5.415 5.415 HYD 7.102 7.102 7.102 7.102 
Dez. fossile KWK 762 762 762 762 BIO+GEO+OC 94 94 94 94 
DKe WON 1.721 2.023 2.418 3.145 Fossile Must-Run 122 122 122 122 
WOF 901 1.242 1.302 1.348 Fossile dez. KWK 4 4 4 4 
PV 369 369 369 371 PL WON 6.946 9.091 9.378 9.682 
HYD 4 4 4 4 WOF 220 635 1.338 1.824 
BIO+GEO+OC 1.274 1.148 1.065 1.042 PV 87 109 242 385 
Fossile Must-Run 152 152 152 152 HYD 949 1.039 1.155 1.427 
Fossile dez. KWK 61 61 61 61 BIO+GEO+OC 1.978 2.105 2.494 3.016 
DKw WON 2.581 3.034 3.627 4.717 Fossile Must-Run 164 164 164 164 
WOF 1.352 1.863 1.953 2.021 Fossile dez. KWK 51 51 51 51 
PV 553 553 553 557 PT WON 6.255 9.052 9.858 9.979 
HYD 5 6 6 6 WOF 3 105 205 328 
BIO+GEO+OC 1.912 1.722 1.598 1.563 PV 584 2.389 3.155 4.033 
Fossile Must-Run 390 390 390 390 HYD 9.183 9.971 9.971 9.971 
Fossile dez. KWK 821 821 821 821 BIO+GEO+OC 672 693 707 598 
ES WON 27.729 39.234 46.263 53.303 Fossile Must-Run 592 592 592 592 
WOF 6 44 107 131 Fossile dez. KWK 791 791 791 791 
PV 10.203 27.020 43.188 54.294 SE WON 5.509 6.530 7.550 9.825 
HYD 16.795 16.795 16.795 17.158 WOF 322 826 1.324 1.467 
BIO+GEO+OC 1.762 1.923 1.870 2.153 PV 96 96 96 105 
Fossile Must-Run 2.161 2.161 2.161 2.161 HYD 5.840 5.940 6.273 7.107 
Fossile dez. KWK 1.887 1.887 1.887 1.887 BIO+GEO+OC 4.577 4.577 4.577 4.577 
FI WON 1.136 1.573 3.035 4.554 Fossile Must-Run 944 944 944 944 
WOF 556 1.238 1.381 1.447 Fossile dez. KWK 65 65 65 65 
PV 10 21 32 28 SI WON 248 499 739 1.100 
HYD 3.276 3.461 3.592 3.755 PV 387 857 857 954 
BIO+GEO+OC 2.953 3.330 3.568 3.134 HYD 1.220 1.284 1.366 1.465 
Fossile Must-Run 1.351 1.351 1.351 1.351 BIO+GEO+OC 124 118 220 165 
Fossile dez. KWK 58 58 58 58 Fossile Must-Run 89 89 89 89 
FR WON 21.978 33.325 37.845 41.865 Fossile dez. KWK 41 41 41 41 
WOF 6.277 18.764 20.196 26.094 SO WON 124 501 721 798 
PV 22.589 27.920 35.035 49.720 PV 682 748 880 1.231 
HYD 23.635 23.635 24.780 26.559 HYD 1.725 1.725 1.725 1.888 
BIO+GEO+OC 3.281 4.350 5.682 6.468 BIO+GEO+OC 327 332 335 462 
Fossile Must-Run 2.557 2.557 2.557 2.557 Fossile Must-Run 187 187 187 187 
Fossile dez. KWK 678 678 678 678 Fossile dez. KWK 30 30 30 30 
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A.3 Parameter der Wärmenachfrage  
Tabelle 28: Parameter der SigLinDe-Profile zur Ermittlung des stündlichen Wärmebedarfes (Quelle: (BDEW et 





A 1,0443538 1,2328655 
B -35,0333754 -34,7213605 
C 6,2240634 5,8164304 
D 0,0502917 0,0873352 
mH -0,053583 -0,0409284 
bH 0,9995901 0,767292 
mW -0,0021758 -0,002232 
bW 0,1633299 0,1199207 
fWT 
Mo 1,00 1,00 
Di 1,00 1,00 
Mi 1,00 1,00 
Do 1,00 1,00 
Fr 1,00 1,00 
Sa 1,00 1,00 
So 1,00 1,00 
fsaison 
Januar 1,053 1,053 
Februar 1,035 1,035 
März 1,012 1,012 
April 0,968 0,968 
Mai 0,934 0,934 
Juni 0,911 0,911 
Juli 0,888 0,888 
August 0,885 0,885 
September 0,901 0,901 
Oktober 0,950 0,950 
November 1,005 1,005 
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Ökonomische Effekte durch die Einführung von Kapazitätsmechanismen im deutschen und europäi-
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Referat: 
Die politik-, technologie- und marktgetriebenen Entwicklungen des Strommarktes in Deutschland und 
Europa haben zu einem ungünstigen wirtschaftlichen Umfeld für konventionelle Kraftwerke geführt, 
wodurch umfangreiche Stilllegungen folgen könnten, die u. U. die Versorgungssicherheit gefährden 
könnten. Viele Länder Europas diskutieren deshalb die Einführung von Kapazitätsmechanismen.  
Die vorliegende Arbeit untersucht auf Basis einer Szenarioanalyse mit dem europäischen Strommarkt-
modell LICOES-Europe für die Jahre 2020, 2030, 2040 und 2050 Mengen-, Preis-, Gewinn- und Vertei-
lungseffekte aus der Einführung von europaweiten strategischen Reserven (StR), europaweiten unila-
teralen zentralen Kapazitätsmärkten mit nationaler Autarkie (CMnat) sowie europaweiten zentralen 
Kapazitätsmärkte mit impliziter Beteiligung des Auslands (CMimp) im Vergleich zu einem Basisszenario 
mit reinem Energy-Only-Markt (EOM). Die Analyse wird durch ein Extremszenario ergänzt, in dem 
Deutschland als einziges Land auf einen Kapazitätsmarkt verzichtet (DEnoCM). 
Unter den gewählten Modellannahmen werden zukünftig massiv Überkapazitäten abgebaut und der 
Kraftwerkspark technologisch in Richtung Erdgas-KWK-Anlagen und Stromspeicher transformiert. Die 
Spotmarktpreise steigen massiv an. Die Einführung europaweiter strategischer Reserven hat im Ver-
gleich die geringsten ökonomischen Effekte, erhöht die gesicherte Leistung allerdings nur leicht. Euro-
paweite zentrale umfassende Kapazitätsmärkte führen hingegen zu späteren Stilllegungen, früheren 
Zubauten, großen Überkapazitäten und trotz leicht sinkender Spotmarktpreise zu hohen Marktkosten 
und Verteilungseffekten zu Lasten der Verbraucher und dezentralen Erzeuger und zu Gunsten beson-
ders von Altanlagen in Deutschland und Batteriespeichern im Ausland. Bei kooperativen Kapazitäts-
märkten fallen die Kapazitätseffekte deutlich geringer aus, wenngleich die Preis-, Kosten- und Vertei-
lungseffekte ähnlich hoch liegen oder im Ausland sogar noch steigen. Verzichtet Deutschland als ein-
ziges Land auf einen Kapazitätsmarkt mit nationaler Autarkie, ist das Kapazitätsziel signifikant 
unterdeckt. Die Importabhängigkeit steigt um bis zu 14 TWh p.a. Im Vergleich zum Szenario mit Kapa-
zitätsmarkt profitieren Verbraucher im In- und Ausland von den Verteilungseffekten. 
